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Resumen y Abstract VII 
 
Resumen 
 
El daño de formación es uno de los fenómenos que más afecta la productividad de los 
yacimientos petrolíferos, sin embargo, este es difícil de diagnosticar por la ausencia de 
información disponible y de modelos de pre-diagnostico o predicción rápida. Este trabajo 
de tesis busca proponer una metodología numérica para el diagnóstico del daño que 
permita conocer de forma practica y efectiva el aporte de la tasa de flujo y los esfuerzos 
sobre la roca, al daño de formación total y por tanto, la fracción de este que puede ser 
mejorado por estimulación química; a partir de datos comúnmente registrados en pozo. La 
metodología desarrollada es un algoritmo matemático que involucra relaciones 
matemáticas fundamentales de daño de formación, flujo turbulento, relaciones esfuerzo –
deformación -permeabilidad y un conjunto de correlaciones desarrolladas a partir del 
análisis conceptual y estadístico de resultados experimentales en pruebas de análisis 
petrofísicos en muestras provenientes de diferentes campos colombianos. Los principales 
resultados incluyen la descripción matemática de los principales planteamientos. Ajuste y 
construcción de relaciones matemáticas. Modelo conceptual y numérico de la  metodología 
propuesta.  Y finalmente la validación de la propuesta por contraste entre los resultados 
obtenidos a partir de la metodología propuesta y los resultados obtenidos por estudios 
detallados de daño, de donde se observó que la metodología propuesta entrega valores 
confiables de la distribución del daño en un pozo.  
 
 
Palabras clave:  
Daño de formación, Daño por cambio en los esfuerzos, Daño por tasa, Petrofísica aplicada 
a la productividad, Diagnostico del daño. 
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yacimientos petrolíferos 
 
Abstract 
Formation damage is one of the phenomena that affects the productivity of oil fields, 
however, this is difficult to diagnose for the absence of available information and models of 
pre-diagnosis or quick prediction. This thesis seeks to propose a numerical methodology 
for the diagnosis of damage, so as to practical and effective show, the effect of the flow 
rate and stress on the rock, in the total formation damage and hence, the fraction of this 
that It can be improved by chemical stimulation; using data commonly recorded in the well. 
The methodology developed is a mathematical algorithm that involves fundamental 
mathematical relationships of formation damage, turbulent flow, deformation – permeability 
relations stress and a set of correlations developed from the conceptual and statistical 
analysis of experimental results in petrophysical analysis tests on samples different 
Colombians fields. The main results include the mathematical description of the main 
approaches. Adjustment and construction of mathematical relationships. Conceptual and 
numerical model of the proposed methodology. And finally validation of the proposed from 
the contrast between the results obtained from the proposed methodology and the results 
obtained by detailed studies of formation damage, where it was noted that the proposed 
methodology delivers reliable values of the distribution of formation damage in a well. 
 
 
Keywords:  
Formation damage, formation damage by change stress, Formation damage by rate, 
Petrophysical applied to productivity, Diagnosis of damage.  
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 Introducción 
 
El daño de formación es uno de los fenómenos que más interviene en la productividad de 
los yacimientos petrolíferos, cuyo manejo inapropiado puede llevar a pérdidas en 
producción de hasta del 100% en un pozo. El daño en un pozo se presenta como la 
sumatoria de varios daños que son generados por diferentes mecanismos. En términos de 
productividad se pueden agrupar en: daños que se presentan por obstrucciones en la 
trayectoria de flujo natural de los fluidos  y daños  por esfuerzos y por tasa, en los que 
simplemente la perdida en productividad se genera por cualquier otro factor que no sea 
obstrucciones. Actualmente los métodos de diagnóstico del daño e identificación de los 
componentes, presentan varios limitantes, dentro de los cuales, los más importantes son 
la ausencia de modelos generalizados, información de entrada especializada y alto grado 
de complejidad, lo que vuelve impráctico su uso para procesos de diagnóstico a escala de 
yacimiento.  
Este trabajo de tesis busca proponer una metodología numérica para el diagnóstico del 
daño que permita conocer de forma practica y efectiva el aporte de la tasa de flujo y los 
esfuerzos sobre la roca, al daño de formación total y por tanto, la fracción de este que 
puede ser mejorado por estimulación química; a partir de datos comúnmente registrados 
en pozo.  
La metodología propuesta es un algoritmo matemático desarrollado a partir de bases 
fenomenológicas, el diseño y ejecución de trabajo experimental de donde se determinaron 
parámetros fundamentales en el estudio del efecto de la tasa de flujo y el esfuerzo efectivo 
en la permeabilidad de la roca. Su función inicia con la identificación del daño total obtenido 
por cualquier técnica (prueba de presión, en el caso que se cuente con esta, o por análisis 
moderno de la declinación, IPR o la ecuación de difusividad); en seguida se identifican las 
unidades hidráulicas en el pozo y sus índices de zona de flujo, (usando las tipos de roca 
identificados en el modelo petrofísico del pozo, o  registro de porosidad –permeabilidad, 
en caso de ser necesario calcularlos), luego se procede a usar el algoritmo matemático 
diseñado el que involucra relaciones matemáticas fundamentales de daño, flujo turbulento, 
2 Introducción 
 
relaciones esfuerzo –permeabilidad y un conjunto de correlaciones desarrolladas  
experimentalmente.  Una vez identificados estos componentes del daño se halla por 
sustracción el daño que es potencialmente estimulable por intervención química.  
Los principales resultados incluyen la descripción matemática de los principales 
planteamientos respecto a la relación entre la tasa de flujo, el esfuerzo efectivo, 
permeabilidad, y el daño de formación. Ajuste y construcción de relaciones matemáticas a 
partir del análisis conceptual y estadístico de  los resultados experimentales de pruebas de 
desplazamiento evaluando la permeabilidad del sistema a diferentes tasas de flujo y 
esfuerzos efectivos sobre la roca. Modelo conceptual y numérico de la  metodología 
propuesta; cuya información de entrada sean datos comúnmente registrados en pozo.  Y 
finalmente la validación por contraste entre los resultados obtenidos a partir de la 
metodología y los resultados obtenidos por estudios detallados de daño y sus 
componentes en un caso de estudio específico.  
Finalmente se considera que el desarrollo de este proyecto de tesis contribuye al 
entendimiento del daño de formación y sus componentes; el aumento en la tasa de éxito 
en los trabajos de remediación en pozo; la generación y apropiación del conocimiento en 
fenómenos que intervienen en la productividad de un pozo; al manejo óptimo de los 
yacimientos de hidrocarburos y a una explotación más apropiada de los recursos naturales 
no renovables. 
  
 
  
 
1. Capítulo 1: Alcance del estudio 
La permeabilidad es la propiedad petrofísica más determinante de la productividad de un 
pozo [1], [2]. La reducción de permeabilidad es entendida en la industria petrolera como 
daño a la formación, el cual se define como todo proceso que genere una pérdida de 
presión adicional en la zona cercana al pozo [3], [4]. Generalmente el daño de formación 
se presenta por efectos mecánicos y/o fisicoquímicos que son controlados por variables 
como la tasa de producción y  la presión en el yacimiento. El proceso de  identificación y 
ponderación de los diferentes componentes del daño total se denomina desagregación del 
daño [5]–[7]; lograr conocer la magnitud de los componentes de la desagregación es vital 
al momento de establecer alternativas de prevención, control y remediación al daño de 
formación, cuyo éxito está estrictamente ligado al apropiado diagnóstico del daño [3], [4], 
[8], [9].  
 
Dado que son varios los diferentes tipos de daños, estudiarlos constituye un problema 
complejo, para contrarrestar esto, es común que se agrupen en clasificaciones funcionales 
a la naturaleza  del estudio. La clasificación más usada es la propuesta por Bennion [8], 
quien agrupa los daños según el proceso que lo origine, que básicamente serian cuatro: 
mecánicos, químicos, térmicos o biológicos. En términos de productividad es más 
conveniente agrupar en: daños que se presentan por obstrucciones en la trayectoria de 
flujo natural de los fluidos (denominado daño mecánico) y daños en los que simplemente 
la perdida en productividad se genera por cualquier otro factor que no sea obstrucciones. 
Dentro de este último grupo se encuentra el daño por esfuerzos y por tasa (¡Error! No se 
encuentra el origen de la referencia.). 
  
La literatura presenta diferentes modelos / metodologías que pretenden abordar el 
problema de la identificación de los componentes del daño total, cuya diferencias radican 
básicamente en el método de estudio del problema. A pesar de ser un problema estudiado, 
los métodos generados tienen limitantes como: alta demanda de información; 
generalmente estos métodos se plantean bajo la condición de contar con un alto nivel de 
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recursos para el levantamiento de bases de datos que pronostican el tipo de daño presente 
en la formación por asociación con casos registrados en la base[10]–[15]. Otro limitante es 
la ausencia de modelos generalizados de desagregación; es común que cada compañía 
operadora de un campo, defina su propia metodología de análisis del daño para cada pozo, 
basada en supuestos que solo aplican para el caso específico del campo bajo estudio [11], 
[13]–[16]. Finalmente el último gran limitante lo constituye la complejidad de los modelos 
de diagnóstico para los que se requiere información muy específica, lo que vuelve 
impráctico el uso de los mismos al momento de generalizarse su uso, como un tarea 
recurrente en los pozos de producción de cualquier campo [14], [17], [18]. 
 
Figura  1-1: Descomposición del daño de formación. 
 
Dado el alto impacto que este fenómeno genera en términos de productividad de los 
yacimientos petrolíferos, este proyecto de tesis busca el entendimiento del efecto de la 
tasa de flujo y del cambio en esfuerzos mecánicos sobre la permeabilidad de la matriz de 
la roca, a partir del diseño y ejecución de trabajo experimental, soportado en las bases 
fenomenológicas; que respalde la construcción de una metodología numérica de 
diagnóstico del daño que permita conocer a partir del daño total, el aporte de los esfuerzos, 
la tasa de flujo y por ende, el daño mecánico o la fracción de este que se debe a 
obstrucciones presentes en la trayectoria de flujo. Avalando que sea un proceso practico y 
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efectivo, que utilice el mínimo de información comúnmente registrada en pozo y aplicable 
a yacimientos de hidrocarburos en Colombia. 
1.1 Objetivos 
1.1.1 General: 
Proponer una metodología numérica para el diagnóstico del daño que permita conocer de 
forma práctica y efectiva, el aporte de la tasa de flujo y los esfuerzos sobre la roca, al daño 
de formación total y por tanto, la fracción de este que puede ser mejorado por estimulación 
química; a partir de datos comúnmente registrados en pozo. 
1.1.2 Específicos: 
 Identificar los principales planteamientos respecto a la relación entre la tasa de flujo, el 
esfuerzo efectivo con la permeabilidad y el daño de formación; a partir de la inspección 
bibliográfica. 
 Determinar el efecto de la tasa y los esfuerzos sobre la permeabilidad de la roca a partir 
del desarrollo de pruebas de desplazamiento en rocas provenientes de las principales 
cuencas productoras en Colombia, sometidas a condiciones yacimiento.  
 Definir el algoritmo numérico de la metodología que relacione el aporte de la tasa y los 
esfuerzos al daño total a partir de los resultados experimentales y los hallazgos 
bibliográficos. 
 Evaluar la metodología propuesta a partir de un caso estudio específico que cuente 
con un análisis detallado del daño de formación. 
1.2 Metodología 
Con base a los objetivos específicos trazados en este proyecto, la metodología costa de 
cuatro componentes que se desarrollan en serie, a continuación se muestran cada uno 
de estos: 
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1.2.1 Revisión bibliográfica: 
En este componente se Identifican los principales planteamientos respecto a la relación 
entre la tasa de flujo y la permeabilidad, el esfuerzo efectivo y permeabilidad, finalmente la 
permeabilidad con el daño de formación; a partir de la inspección bibliográfica. Y se espera 
obtener la descripción matemática  de los principales planteamientos respecto a la relación 
entre las variables de interés. Las principales actividades son: 
o Descripción de relaciones matemáticas analíticas entre tasa de flujo, el esfuerzo 
efectivo, la permeabilidad y el daño de formación. 
o Descripción de relaciones matemáticas correlacionadas entre tasa de flujo, el esfuerzo 
efectivo, la permeabilidad y el daño de formación. 
o Identificación de grados de ajuste y rangos de aplicabilidad para cada una de las 
relaciones. 
1.2.2 Trabajo experimental: 
Con este componente se busca determinar el efecto de la tasa y los esfuerzos sobre la 
permeabilidad de la roca a partir del desarrollo de pruebas de desplazamiento en rocas 
provenientes de las principales cuencas productoras en Colombia, sometidas a 
condiciones yacimiento. Estos resultados permitirán el  ajuste y construcción de relaciones 
matemáticas entre la permeabilidad con la tasas de flujo y esfuerzos efectivos sobre la 
roca. Las principales actividades son: 
o Diseño de protocolos experimentales, en donde se evidencie: hipótesis a comprobar, 
variables independientes y dependientes, número de ensayos, sujetos a los que se va 
a realizar la medida, y fuentes posibles de ruido y/o variables de bloqueo. 
o Ejecución de pruebas experimentales, en las que se garantice: muestras de fluidos y 
roca de los yacimientos de estudio, condiciones de yacimiento durante la prueba. 
o Integración de resultados obtenidos bajo el mismo protocolo en ensayos 
experimentales desarrollados y consignados en bases de datos del Laboratorio de 
análisis petrofísicos especiales de la Universidad Nacional de Colombia – sede 
Medellín y el Instituto Colombiano del Petróleo (ICP);  a los base de datos de análisis. 
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o Procesamiento de los resultados, en donde por análisis estadístico se evidencien 
tendencias, nivel de correlación entre las variables de estudio y grado de ajuste entre 
la correlaciones definidas y las relaciones planteadas en literatura.   
o Definición de relaciones matemáticas optimas por tipo de roca y propiedades 
petrofísicas de la misma.  
1.2.3 Construcción de la metodología: 
El siguiente componente busca definir el algoritmo numérico de la metodología los 
resultados experimentales y los hallazgos bibliográficos. Esto conllevara al modelo 
conceptual y numérico de la metodología; cuya información de entrada sean datos 
comúnmente registrados en pozo. Las principales actividades son: 
o Definición de modelo conceptual de la metodología propuesta, en donde se observe 
las bases conceptuales, axiomas y supuestos. 
o Descripción de la arquitectura de la metodología en donde se muestren: variables de 
entrada, variables de salida y diagramas de flujo.  
o Descripción del modelo numérico en donde se muestre el algoritmo matemático y se 
garantice la estabilidad del cálculo.  
1.2.4 Validación de la metodología propuesta: 
Finalmente en el último de los componentes de la metodología de trabajo se pretende 
evaluar la metodología propuesta a partir de un caso estudio específico que cuente con un 
análisis extendido del daño de formación. Las principales actividades son: 
o Selección de los pozos candidatos a estudio de acuerdo a los siguientes criterios: 
Contar con una prueba de presión multitasa en donde se observe el comportamiento 
del daño con la tasa; contar con el modelo geomecánico del pozo y análisis del daño 
por esfuerzos a y finalmente se tiene que observar que este es un problema critico en 
el pozo de estudio.  
o Evaluación del daño en los pozos candidatos usando la metodología propuesta. 
o Verificación del grado de incertidumbre con los resultados obtenidos y análisis de 
posibles fuentes de desviación. 
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El segundo capítulo de esta tesis, corresponde al primer componente de la metodología 
que sigue este trabajo; el tercer capítulo contiene el trabajo experimental que corresponde 
al segundo componente de la metodología. Finalmente en el cuarto capítulo se realiza la 
construcción y aplicación de la metodología propuesta, cuyos componentes están en la 
última parte de esta metodología de trabajo.  
1.3 Justificación  
El entendimiento del efecto de la tasa de flujo y los cambios de esfuerzos al daño de 
formación y sus componentes, a través del trabajo experimental y la aplicación de 
conceptos fenomenológicos; contribuye a la apropiación del conocimiento en fenómenos 
que intervienen en la productividad de los pozos y al manejo óptimo de los yacimientos de 
hidrocarburos, lo que aporta explotación apropiada de los recursos naturales no 
renovables. 
 
En términos cuantitativos, la industria petrolera en Colombia realiza anualmente cerca de 
60 trabajos de estimulación de pozos en todo el país, de los cuales alrededor del 70% son 
exitosos y el 30% restantes se definen no exitosos; se considera que la principal causa de 
falla en los trabajos de estimulación, los constituye el diagnostico inadecuado [19]. Con la 
implementación de la metodología propuesta, se pretende  disminuir el sesgo en el 
entendimiento del daño a través de herramientas de pre-diagnóstico de uso ágil y practico.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
 
2. Capítulo 2: Revisión bibliográfica 
El adecuado manejo de yacimientos de hidrocarburos depende en gran medida del 
entendimiento dinámico del sistema roca-fluido, lo que se traduce en el comportamiento 
termodinámico de fluidos y sus interacciones con la roca reservorio y los agentes que 
intervienen durante el tiempo de producción. La ingeniería de yacimientos busca la 
apropiada explotación de los yacimientos de hidrocarburos procurando el máximo 
beneficio con el menor impacto posible. Nace así el concepto de productividad de pozos, 
que involucra el manejo y control de todos los factores que pueden intervenir en la afluencia 
del pozo. Tal vez el más importante de estos lo constituye el daño de formación cuyo 
apropiado manejo, determina la operatividad  y abona al sostenimiento de la curva de 
producción. Habida cuenta de lo anterior es que esta revisión bibliográfica se abordara el 
concepto de daño de formación y su clasificación, para luego avanzar en conceptos 
básicos que deben ser comprendidos en el desarrollo de la metodología de daño 
propuesta. 
2.1 Daño de formación 
El daño es la disminución de la permeabilidad de la formación, que tiene efectos 
indeseables desde el punto de vista operacional y económico. Este puede ocurrir la 
perforación y la  producción de yacimientos de  petróleo y gas[1], [3], [20]. 
 
En un yacimiento la pérdida de productividad total puede ser consecuencia de varios 
procesos, así el daño de formación total será la resultante de daños ocasionados por 
diferentes mecanismos [4], [8]. Desde la etapa de perforación y completamiento del pozo 
se presenta pérdida de productividad por la exposición de la roca y los fluidos del 
yacimiento con fluidos ajenos. Luego, durante la producción del pozo se puede presentar 
una reducción de la permeabilidad a causa de  la reducción de presión del yacimiento y la 
tasa de producción [4]. 
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En cada pozo los mecanismos que afectan la productividad son diferentes, siendo 
necesario identificar el o los mecanismos más influyentes. Así, en algunos casos es más 
importante el daño por presión, como en el caso de yacimientos de gas condensado 
naturalmente fracturados. En otros, el daño mayor se genera al momento de la perforación.  
La permeabilidad de un yacimiento en la cara del pozo está afectada por el daño de 
formación total, cuyo efecto se observa como una pérdida de presión adicional que se 
presenta como efecto de la intervención de varios fenómenos que disminuyen la 
productividad del pozo, reflejándose en un caída de presión adicional (¡Error! No se 
encuentra el origen de la referencia.). Finalmente la caída de presión adicional por efecto 
del daño de formación en un pozo, se puede interpretar como la suma de varias caídas de 
presión asociados a los diferentes daños que pueden generarse por los mecanismos, de 
cuya clasificación se habla a continuación. 
 
Hay varias formas de cuantificar daño o estimulación en un pozo en operación (productor 
o inyector). El método más popular es el de representar una condición del pozo mediante 
una caída de presión en estado estable que ocurre en la cara del pozo, adicional a la caída 
de presión transitoria en el yacimiento que ocurre normalmente (¡Error! No se encuentra 
el origen de la referencia.). La caída de presión adicional, se llama “efecto de daño” y 
toma lugar en una zona infinitesimalmente delgada: “zona de daño” [21] 
. 
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Figura  2-1: Influencia del daño [21]. 
 
Como se observa en la ¡Error! No se encuentra el origen de la referencia. el daño de 
formación pensado como un perdida adicional de presión, entonces la caída total de 
presión en el pozo estaría dada por la ecuación 2.1: 
 
 
∆𝑃𝑡 = ∆𝑃𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 + ∆𝑃𝑠                        (2.1) 
 
Donde ∆𝑃𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙  hace referencia a la caída de presión ideal, es decir en un escenario en el 
que el daño es cero, y ∆𝑃𝑠 es la caída de presión generada por el daño de formación. Para 
la condición de flujo radial en estado speudo- estable en un pozo, el perfil de presión ideal 
representado en la ¡Error! No se encuentra el origen de la referencia. viene dado por la 
ecuación de Darcy en coordenadas radiales:  
 
∆𝑃𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 = (𝑃𝑒 − 𝑃𝑤𝑓) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝑘ℎ
(ln(
𝑟𝑒
𝑟𝑤⁄ ) −  0.5)  (2.2) 
 
En tanto que la caída de presión generada por el daño de formación viene dada por la 
ecuación 2.3: 
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Hinchamiento 
Defloculación 
Adsorción Química 
Emulsiones 
Parafinas 
Sólidos 
Asfaltenos Precipitado
s 
Hidratos Escamas 
Interacción Roca - Fluido Interacción Fluido - Fluido 
Alteraciones de Humectabilidad 
Glazing 
Mashing 
Compactación 
Dilatación 
Lodos de 
Perforación 
Fluidos de 
Inyección 
Fluidos Base Agua 
Fluidos Base 
Aceite 
Espumas 
Interacción Roca - Fluido Interacción Roca - Fluido 
Invasión de Sólidos Entrampamiento de Fases 
Cañoneo Migración de Finos 
Daño de formación 
Daño Mecánico Daño Químico 
Daño Biológico Daño Térmico 
Corrosión Toxicidad 
Acidificación Secreción de Polímeros 
Disolución Cambios de Humectabilidad 
Transformaciones Mineralógicas Degradación Térmica 
Reducción de Permeabilidad 
Absoluta 
∆𝑃𝑠 =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝑘ℎ
(S)                                                     (2.3) 
 
Finalmente usando las ecuaciones 2.1, 2.2 y 2.3 se llega a la expresión del daño que 
describe que este puede ser hallado por la ecuación 2.4: 
  
𝑆 =
𝐾𝑒−𝐾𝑠
𝐾𝑠
𝑙𝑛
𝑟𝑠
𝑟𝑤
                                                        (2.4) 
 
La ecuación 2.4, constituye la expresión generalizada para la cuantificación del daño total 
en un pozo, de donde se observa que este va a estar determinado por la permeabilidad de 
la zona dañada 𝐾𝑠 y por la profundidad en la que se extienden del pozo hacia el yacimiento 
𝑟𝑠.  
  
2.1.1 Clasificación del daño de formación:  
Los diferentes daños se agrupan de acuerdo al criterio que el autor ha definido a partir de 
su interés. Tal vez la clasificación más empleada es la propuesta por Bennion (Figura  2-2) 
[8], quien agrupa los daños según el proceso que lo origine. Plantea cuatro grupos de daño: 
los daños generados por procesos mecánicos, químicos, térmicos y biológicos.  
 
 
  
 
 
 
 
 
 
Figura  2-2: Clasificación del daño por Bennion [8]. 
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Otros autores clasifican el daño de acuerdo al momento de su aparición.  Se proponen tres 
grupos: en el primero están todos los daños que son generados durante la perforación y 
completamiento del pozo. En el segundo grupo están todos los daños generados durante 
el proceso de estimulación al pozo. En el tercer grupo están todos los daños generados 
durante el proceso de producción del pozo [4].  
Naranjo et al; plantearon un modelo de desagregación del daño basado en el análisis de 
pruebas de presión registradas en pozo. Para la propuesta se definió una clasificación 
funcional con el modelo planteado. Se plantearon dos grupos: en el primero están los 
daños dependientes de presión, es decir el daño geomecánico y el daño termodinámico. 
En el segundo grupo se incluyen todos los otros daños que pueden estar presentes en el 
pozo, a este grupo se le ha denominado daño mecánico [22]–[24].   
Figura  2-3: Clasificación del daño adoptada en el proyecto (Definiciones [24]). 
 
Finalmente basados en la clasificación del daño que propone King [25], que en esencia es 
muy similar a la nombrada en el párrafo anterior; para este proyecto se agrupan los 
componentes del daño en tres grupos: daños dependientes del estado de esfuerzos de la 
roca, daños dependientes de la tasa de producción del pozo y un último grupo denominado 
daño mecánico, en donde están todos los otros daños que dependen de otras variables 
diferentes a la tasa y los esfuerzos. Otra forma de pensar en los grupos, refiere a la 
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sensibilidad a ser mejorados por estimulación química; basados en la idea de que tanto la 
integridad de la roca en términos compresionales y grado de turbulencia evidenciados en 
un pozo, no se contrarrestan con el emplazamiento de un agente químico en el medio 
poroso; caso contrario al  momento de presentarse alguna obstrucción en los canales 
porosos. 
2.2 Consideraciones teóricas acerca del daño por 
esfuerzos 
Fairhurst define la mecánica de rocas como "los campos de estudio dedicados a la 
comprensión de los procesos básicos de la deformación de las rocas y de su significado 
tecnológico” [26]. En los últimos años, los conceptos de la geomecánica toman más 
importancia dentro de la ingeniería de petróleos, en temas como inestabilidades del pozo 
durante la perforación, a partir de la comprensión del comportamiento mecánico de las 
formaciones subterráneas. Predecir el comportamiento mecánico de la roca es esencial 
para los programas de terminación o estimulación de pozos. Por otro lado en casos críticos 
de compactación del yacimiento, puede conducir a hundimiento de la superficie [1]. 
 
 La producción de petróleo, gas natural, y / o agua de las formaciones de roca que 
contienen hidrocarburos se traduce en un cambio local en el campo de esfuerzos y la 
tensión en la formación, debido a la disminución de la presión de poro [4]. Con el fin de 
predecir el comportamiento de compactación o compresibilidad de yacimientos de 
hidrocarburo debido al decaimiento de la presión de poro, es necesario conocer las 
características de compresibilidad de la roca reservorio. Características definidas por las 
propiedades mecánicas de la roca. Estas se pueden obtener de dos fuentes diferentes [1]: 
 
 A partir de laboratorio, que permiten mediciones directas de parámetros de resistencia 
y comportamiento elástico estático en un núcleo procedente de profundidades 
discretas. 
 Las mediciones de fondo de pozo a través de wireline logging, que permitan la 
determinación de las constantes elásticas dinámicas de la medición continúa de las 
velocidades compresionales y de corte. 
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Sin embargo, es importante recordar que, debido a las rocas del yacimiento a menudo son 
en capas de masas fracturadas, controladas por la reacciones a las cargas aplicadas por 
la naturaleza heterogénea de la masa de roca, que  en general, no se evidencian en las 
propiedades microscópicas de la matriz de la roca. Por consiguiente, las propiedades 
mecánicas obtenidas de las pruebas básicas de laboratorio pueden ser ligeramente a las 
diferentes de las existentes en-situ. Sin embargo, las propiedades mecánicas 
determinadas en condiciones de prueba de laboratorio son una fuente de información 
valiosa para la mayoría de los proyectos en mecánica de rocas [1].  
2.2.1 Esfuerzo - deformación de los materiales 
La relación entre esfuerzo y deformación de las roca yacimiento es influenciado por un 
gran número de factores. Algunos de estos factores son: la composición y litología de las 
rocas, grados de cementación y alteración, el tipo de material de cementación, cantidad y 
tipo de fluidos en el espacio poroso, compresibilidad de la matriz de la roca y los fluidos, la 
porosidad y la permeabilidad,  la presión del yacimiento y la temperatura. Muchos de estos 
factores son interdependientes, y su efecto independiente o combinado en la relación 
esfuerzo-deformación se puede medir sólo en el laboratorio en pruebas controladas, 
utilizando una muestra de roca real del reservorio. La determinación de estas relaciones 
es trascendental al momento de tratar de simular con precisión las condiciones in-situ [1]. 
 
Si una roca se somete a esfuerzos dirigidos que duran unos pocos minutos, horas o días, 
por lo general es posible observar cuatro etapas de deformación: elástica, elastico-viscoso, 
plástico, y la ruptura. Las etapas son dependientes de la elasticidad y la rigidez de la roca, 
así como su régimen de esfuerzos, temperatura, tiempo, presión de poro, y la anisotropía. 
Al principio, la deformación es elástica, es decir, si se retira la tensión, el cuerpo vuelve a 
su forma y tamaño original. La deformación estrictamente elástica es una función lineal de 
la tensión, es decir, el material obedece la ley de Hooke, como se muestra en la ¡Error! 
No se encuentra el origen de la referencia., [1] . 
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Figura  2-4: Relación de esfuerzo-deformación con los modelos mecánicos [1]. 
 
La ecuación 2.1, muestra la relación entre esfuerzo deformación:  
 
    𝜎 = 𝐸𝜀           (2.5)       
                            
Donde E es el módulo de elasticidad, 𝜎 es el esfuerzo y 𝜀 es la deformación. El modulo de 
elasticidad también se conoce como módulo de Young; algunos autores plantean que este  
es una medida de la capacidad de la roca para resistir la deformación.  
 
Figura  2-5: Compactación uniaxial vs hidrostática [1]. 
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En la figura 2-5 se muestra una muestra de roca cilíndrica que se somete a un esfuerzo 
paralelo a su eje longitudinal, se alargará y el diámetro del cilindro se hace más pequeño. 
Bajo compresión paralela al eje, la muestra de roca se acorta, mientras que su diámetro 
es mayor. La relación entre la deformación transversal o lateral y la deformación axial se 
conoce como relación de Poisson, 𝑣, [1]: 
 
 
    𝑣 = −
𝜀𝑙𝑎𝑡
𝜀𝑎𝑥
           (2.6)       
 
En rocas yacimiento los valores típicos de  relaciones de Poisson están entre 0.15 ≤ 𝑣 ≤
0.25. 
2.2.2 Compresibilidad de la roca porosa:  
La roca del yacimiento es sometidos a esfuerzos internos ejercidos por los fluidos 
contenidos en los poros, y al esfuerzo externo que es ejercidos por las rocas 
suprayacentes. La producción de los fluidos de las rocas del yacimiento resulta en un 
cambio en la presión interna (hidrostática) en la roca, causando así la compactación de la 
estructura de la roca debido a un aumento en la tensión/esfuerzo efectiva. Esta 
compactación resultados en cambios en el grano, los poros, y el volumen de la roca. El 
cambio fraccional en el volumen de constituyentes roca sólida (granos) por unidad de 
cambio en la presión se define como la compresibilidad de la matriz de roca. Este 
fenómeno llevado al extremo podría resultar desde la pérdida de los pozos hasta llegar a 
inducir subsidencia en áreas grandes de terreno [1]. 
 
Muchos investigadores han registrado los cambios en la compresibilidad de las rocas del 
yacimiento como una función de disminución de la presión del fluido. Biot publicó una teoría 
de las deformaciones elásticas de los materiales porosos y su influencia sobre el 
desplazamiento de fluidos dentro de los poros. Geertsma fue, sin embargo, el primero en 
desarrollar un conjunto de relaciones prácticas entre volumen y la presión que explican las 
variaciones en volumen de los poros y la roca yacimiento; este deriva las siguientes 
expresiones generales [27]: 
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𝑑𝑉𝑝
𝑉𝑝
= 𝐶𝑟𝑑𝑝𝑝 +
1
∅
(𝐶𝑏 − 𝐶𝑟)𝑑(𝜎 − 𝑝𝑝)                                                  (2.7) 
 
𝑑𝑉𝑏
𝑉𝑏
= (𝐶𝑟 − 𝐶𝑏)𝑑𝑝𝑝 + 𝐶𝑏𝑑𝑝 = 𝐶𝑟𝑑𝑝𝑝 + 𝐶𝑏𝑑(𝜎 − 𝑝𝑝)                    (2.8) 
Donde: 
𝑉𝑝 = Volumen de poro 
𝑉𝑏 = Volumen total 
𝐶𝑟 = Compresibilidad de la roca matriz 
𝐶𝑏 = Compresibilidad roca total 
𝑝𝑝 = Presión de poro 
𝜎 = Presión externa (presión de confinamiento) 
2.2.3 El concepto de esfuerzo efectivo:  
Rocas sedimentarias tales como el Limo, arenas, gravas y otros sedimentos, exhiben una 
alta sensibilidad a ser deformados, cuando se aplica una carga, la roca se comporta como 
blanda o dúctil. Dependiendo el tipo de fluido que satura esta, el fenómeno puede ser más 
crítico o no; por ejemplo si la roca está saturada con un líquido incompresible como el gas, 
el fenómeno es más pronunciado. Arcillas, shale, y muchas otras rocas de baja 
permeabilidad, tales como rocas ígneas inalteradas, exhiben una alta fortaleza sin 
deformar, cuando se carga inicialmente; al incrementar el esfuerzo, se vuelven frágiles y 
mucho más débiles [1]. La figura 2-6 ilustra el efecto de la presión de poro en el 
comportamiento elástico de las rocas. 
 
 
 
 
 
 
Figura  2-6: Transición de frágil a dúctil, como función de la presión de poro [1]. 
Capítulo 2 19 
 
El efecto de la presión de poro en las propiedades mecánicas de las rocas saturadas ha 
sido ampliamente investigado mediante el uso del concepto de esfuerzo efectivo (𝜎), 
Terzaghi lo delimita como el esfuerzo que controla la compresión o cizalladura en las rocas, 
y se define como la diferencia entre la presión de sobrecarga aplicada o la tensión total 
(𝜎𝑂𝐵), y la presión de poro (𝑝𝑝) [1]: 
 
𝜎′ = 𝜎𝑂𝐵 − 𝑝𝑝                                                (2.9) 
 
Los experimentos de laboratorio y observaciones cuidadosas de campo, acerca  de la 
deformación han dado lugar a la modificación de la ecuación 2.5 de la siguiente manera: 
 
𝜎′ = 𝜎𝑂𝐵 − 𝛼𝑝𝑝                                                (2.10) 
 
Donde 𝛼, de acuerdo con Biot, es un factor de corrección que mide la efectividad de la roca  
en contrarrestar la presión de poro y la carga total aplicada. El valor de 𝛼, varía entre 0 y 
1, dependiendo de la geometría del poro y las propiedades físicas de los constituyentes 
del sistema sólido. En los casos extremos, cuando a = 0, la presión de poro no tiene ningún 
efecto sobre el comportamiento de la roca, y cuando una presión = 1 el poro es 100% 
eficaz para contrarrestar la carga aplicada. Es común encontrar trabajos donde 𝛼 = 1, 
aunque para algunos casos se observa que no es una buena aproximación [1]. La ecuación 
– muestra la forma de obtener la constante.  
 
 
𝛼 = 1 −
𝐾
𝐾𝑟
   = 1 −
𝐶𝑟
𝐶𝑏
                                              (2.11) 
 
Donde: 
𝐾 = Módulo bulk total  
𝐾𝑟 = Módulo bulk de matriz de la roca 
𝐶𝑟 = Compresibilidad matriz de la roca  
𝐶𝑏 = Compresibilidad roca total 
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2.2.4 El efecto de los esfuerzos en la porosidad:  
Varios autores han planteado que la porosidad es función de los esfuerzos, tendiendo a 
disminuir por un aumento en el esfuerzo. Los datos experimentales generados por 
Dobrynin en un gran número de muestras de arenisca (figura 2-7) muestran que en un 
rango de presiones, la  relación entre la compresibilidad de poro y el logaritmo de la presión 
de poro se puede aproximar por una recta línea, que puede expresarse matemáticamente 
como sigue [1]: 
 
𝐶𝑝 =
𝐶𝑝𝑚
𝐿𝑜𝑔( 𝑝𝑀  𝑝𝑚)⁄
𝐿𝑜𝑔( 𝑝𝑀 𝑝)⁄                                              (2.12) 
 
Figura  2-7: Compresibilidad del poro como función de la presión de sobrecarga [1]. 
 
 
La compresibilidad de poro máximo 𝐶𝑝𝑚 se puede determinar mediante la extrapolación 
de las curvas experimentales para presión cero usando coordenadas cartesianas. La 
presión mínima ( 𝑝𝑚) se determina suponiendo que no hay esencialmente ningún cambio 
en la compresibilidad de poro dentro de un pequeño rango de presiones de 0 a  𝑝𝑚. El 
valor de 𝑝𝑀 se obtiene por extrapolación de la línea recta para 𝐶𝑝 = 0. Para fines prácticos, 
 𝑝𝑀 es la presión por encima del cual los cambios en la compresibilidad de poro son 
insignificantes. Dobrynin encontró que  𝑝𝑚 está entre 150 y 300 psi, y  𝑝𝑀  es de entre 
25.000 y 30.000 psi [1]. 
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Los cambios relativos de la porosidad bajo presión de sobrecarga pueden ser expresado 
como sigue [28]: 
 
∆∅
∅
= 1 − [(1 −
∆𝑉𝑝
𝑉𝑝
) (1 −
∆𝑉𝑏
𝑉𝑏
)⁄ ]                                             (2.13) 
 
Donde ∆𝑉𝑝 𝑉𝑝⁄  y ∆𝑉𝑏 𝑉𝑏⁄  son los cambios relativos de volumen de poros y el volumen total, 
respectivamente. Puesto que la compresibilidad de la matriz de la roca se supone que es 
independiente de la presión en el rango de 0 a 20.000 psi, es decir, 0 <p < 𝑝𝑚, el cambio 
relativo de volumen total es esencialmente lineal respecto al cambio relativo del volumen 
de poro.  
 
∆𝑉𝑏
𝑉𝑏
= ∅
∆𝑉𝑝
𝑉𝑝
                                                                       (2.14) 
 
Si se usa la ecuación 2.9 y 2.10 y se integra considerando los rangos que se habían 
definido, se llega a la siguiente expresión: 
 
∆∅
∅
= 1 −
1−𝐶𝑝𝑚𝐷(𝑝𝑝)
1−∅𝐶𝑝𝑚𝐷(𝑝𝑝)
                                                                          (2.15) 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura  2-8: Influencia del esfuerzo efectivo sobre la porosidad para cinco valores de compresibilidad máxima [1]. 
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Figura 2-8 muestra los datos experimentales que ilustra el efecto de presión de sobrecarga 
en la relación ∆∅ ∅⁄ ,  para cinco diferentes valores de 𝐶𝑝𝑚, y valores de porosidad de 5%, 
10% y 20%; de este se evidencia la correspondencia con los valores calculados a partir de 
la ecuación 2.11 [1].  
2.2.5 El efecto de los esfuerzos en la permeabilidad:  
En relación a los estudio que abordan el tema de la permeabilidad y los esfuerzos, se 
encuentran un amplio número de puede agruparse en dos enfoques, por un lado se 
encuentran todos los estudios que buscan a través de modelamiento identificar el impacto 
y distribución de la permeabilidad en las zonas de mayor pérdida de presión. El segundo 
enfoque corresponde a todo el desarrollo de estudios experimentales que pretende mostrar 
el comportamiento de la permeabilidad con el esfuerzo efectivo, y el desarrollo de 
correlaciones/modelos que puedan ser utilizados en estudios de predicción.[29]–[38]  
 
Figura  2-9: Dependencia de la permeabilidad en función del esfuerzo efectivo a parir de varios 
estudios[29]. 
 
Se podría asegurar que no existe un modelo de permeabilidad / esfuerzo totalmente 
estandarizado, mas sin embargo si se pueden extraer algunos conceptos que son 
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generalizados, el primero de ellos es que, es un hecho el que la permeabilidad no es 
estática o independiente al estado de esfuerzos, como se pensaba en la ingeniera de 
yacimientos tradicional. El segundo hecho es que la tendencia  es a la disminución de la 
permeabilidad con forme el esfuerzo efectivo aplicado sobre la roca aumenta. En la ¡Error! 
No se encuentra el origen de la referencia., Schutjens, recopila un gran número de 
resultados experimentales desarrollados y expuestos por varios autores, de esta figura se 
evidencia la tendencia a la disminución en medida que el esfuerzo efectivo se hace más 
grande. De la misma forma se observa que este comportamiento no es generalizado, existe 
un amplio rango de variabilidad  respecto al cambio de permeabilidad logrado, a partir del 
mismo aumento en esfuerzo.  
Otra de las líneas en las que se aborda el tema, constituye el uso de las relaciones entre 
porosidad y permeabilidad, y conociendo que para el caso de la porosidad se tienen 
relaciones analíticas entre el esfuerzo efectivo y el cambio en la porosidad. Es el caso 
mostrado en la sección anterior, en donde los cambios en la permeabilidad debido a 
cambios en la presión de poro dependen principalmente de la contracción de los canales 
de poros, Dobrynin deriva la siguiente ecuación semi-empírica [1]:  
 
∆𝐾
𝐾
= 2(1 + 𝑓𝑝𝑠)1𝐶𝑝𝑚𝐷(𝑝𝑝)                                                                  (2.16) 
 
Donde 𝑓𝑝𝑠, corresponde al factor de forma del poro. La siguiente relación aproximada entre 
el coeficiente de forma del poro (𝑓𝑝𝑠) y la máxima compresibilidad de poro (𝐶𝑝𝑚) en 
areniscas  con mala clasificación, que se obtiene a partir de los datos experimentales:  
 
𝑓𝑝𝑠 = 8𝑥10
−5𝐶𝑝𝑚
−0.9                                                                            (2.17) 
 
Para una distribución uniforme del tamaño de poro o una muy alta compresibilidad de poro, 
fps = 0,33. Es evidente que la permeabilidad de la formación disminuye con el esfuerzo. 
Este hecho debe ser tenido en cuenta a la hora de interpretar los resultados de las pruebas 
de presión transiente, drawdown, o buildup, dado que los esfuerzos que se encuentran su 
máximo efecto en las proximidades del pozo, debido al agotamiento de los fluidos del 
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yacimiento y la disminución rápida de la presión y la consiguiente reducción de la 
permeabilidad en la misma zona, puede dar cuenta de los efectos de skin, pueden no 
interpretarse adecuadamente y sobreestimar daño por otros factores [27].  
Finalmente uno de los mejores planteamientos es el desarrollado por Pedrosa [39], el que 
establece que la permeabilidad está relacionada con el esfuerzo efectivo, en una función 
similar a la de la compresibilidad, es decir una función exponencial que nace de la siguiente 
expresión:  
 
𝛾 =
1
𝐾
𝜕𝐾
𝜕𝜎′
                                                                                                 (2.18) 
  
Donde 𝛾 se define como el modulo de permeabilidad y tiene unidades de (psi-1). Si se 
resuelve la ecuación 2.13, se llega finalmente la ecuación 2.14 [39]: 
 
𝐾 = 𝐾0𝑒
𝛾(𝜎′−𝜎′0)                                                                                (2.19) 
 
En la ecuación 2.14, 𝐾0 hace referencia a la permeabilidad inicial (es decir al momento de 
iniciarse el drenaje de los fluidos),𝜎′0, hace referencia al esfuerzo efectivo. Esta constituye 
una expresión apropiada para reflejar el comportamiento de la permeabilidad teniendo en 
cuenta la morfología de las curvas exponenciales, las que evidencian un valor asintótico, 
que para el caso de las rocas  es consistente a la idea que la deformación de esta, se logra 
en mayor proporción al principio de aplicado el esfuerzo, pero al momento de alcanzada 
una deformación alta, la misma estructura de la roca se opone a seguir siendo deformada.  
2.2.6 El concepto de módulo de permeabilidad:  
El concepto de modulo de permeabilidad fue inicialmente propuesto por Pedrosa [39], el 
que se define por la ecuación 2.18; este constituye un coeficiente único para cada tipo de 
roca, y que relaciona el comportamiento de la permeabilidad con el esfuerzo efectivo. De 
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acuerdo a su valor, la roca exhibiría o no mayor sensibilidad a ser deformada. La figura 2-
10 ilustra el comportamiento de la permeabilidad con el esfuerzo y los diferentes módulos 
de permeabilidad calculados a partir del ajuste de la línea de tendencia de los datos 
medidos, para diferentes tipos de roca.  
 
  
 
 
 
 
 
 
De acuerdo al valor del módulo de permeabilidad se clasifica el nivel de sensibilidad que 
presenta la roca a ser deformada y afectada su permeabilidad (figura 2-11), al presentarse 
un cambio en el esfuerzo efectivo aplicado sobre la roca, y en consecuencia el impacto 
que este efecto tendrá [6], [7], [28]. 
Existen dos alternativas para la determinación del módulo de permeabilidad asociado a 
una roca específica. La primera de estas constituye el análisis de una prueba transiente 
de presión; este método incluye el análisis no convencional de la curva de disturbio de 
presión, en donde se integran conceptos de esfuerzo – deformación de la roca y se obtiene 
no solamente un valor puntual de presión, sino que además una curva  continua de 
permeabilidad en función de la presión [5]–[7], [28]. 
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Figura  2-10: Permeabilidad y módulos de permeabilidad para diferentes tipos de roca. 
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Figura  2-11: Clasificación del grado de sensibilidad de la roca a los esfuerzos a partir del módulo de 
permeabilidad (modificado de [28]). 
 
 
La Figura  2-12 2-12 muestra el ajuste de la curva simula a la curva de presión real, que 
siendo un sistema con única solución implicaría que los parámetros definidos para el caso 
simulado, serán los presentes en el pozo de estudio; en este caso valor del módulo de 
permeabilidad hallado es de 0.001 (1/psi). A partir de este ajuste se muestra también el 
comportamiento de la permeabilidad esperado en el pozo. 
    
 
 
 
 
 
 
Pr 
 
La segunda alternativa hace referencia a la medición discreta en pruebas de Coreflood, 
donde a partir de la muestra de la roca yacimiento, se someta a condiciones yacimiento 
Figura  2-12: Determinación del modulo de permeabilidad por análisis de presión transiente [5]. 
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(temperatura de yacimiento, presión de confinamiento y presión de poro) y sucesivamente 
se emule un proceso de depletamiento a partir de la disminución progresiva de la presión 
de poro, garantizado la medición de la permeabilidad a cada condición de esfuerzo 
efectivo. La figura 2-13 muestra una curva experimental y representación del proceso de 
medición y la condición de disminución del área de flujo esperado.   
 
Figura  2-13: Determinación del módulo de permeabilidad en laboratorio. 
 
A pesar de ser una fuente de información importante, para casos en los que se evidencia 
un alto grado de heterogeneidad de las propiedades, en especial por causa de la presencia 
de sistemas de fracturas en la roca, las mediciones en laboratorio no dan cuenta del 
fenómeno total. El cierre de fracturas hace que la disminución en permeabilidad sea más 
pronunciada en presencia de aumentos del esfuerzo efectivo; entonces al momento de 
evaluarse el módulo de permeabilidad por métodos experimentales, estos darán razón de 
la matriz y la sensibilidad de esta, pero heterogeneidades a escalas más grandes, como lo 
son las fracturas, quedan por fuera del alcance del ensayo. Esto quiere decir que en 
sistemas fracturados los módulos de permeabilidad obtenidos experimentalmente serán 
subestimados.  La figura 2-14, muestra dos pozos en los que pudo realizar la medición por 
ambas técnicas; los dos son sistemas heterogéneos – fracturados y se observa que los 
valores de módulos de permeabilidad obtenidos experimentalmente son más bajos y 
corresponden al valor asociado a la matriz de la roca, mientras que los valores 
provenientes del análisis de presión transiente, da razón de la roca y las fracturas.   
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A pesar de esto, el método experimental constituye una herramienta poderosa al momento 
de determinar el grado de sensibilidad de la roca al estado de esfuerzos, que siendo 
aplicada en sistemas matriciales e incluso en sistemas microfracturados, entregan valores 
confiables, que puede ser usada como herramienta complementaria o sustituta en casos 
en los que no se cuente con información de pruebas de presión. 
 
    
 
 
 
 
 
 
 
2.2.7 Daño de formación por esfuerzos:  
El esfuerzo aplicado sobre la roca actúa como un agente reductor de las propiedades 
petrofísicas en la cara de la formación de forma específica. Cambios en porosidad y 
permeabilidad en la cara de la formación resultado de la deformación de la roca crean una 
zona conocida como el yielded or plasticized zone [40]. Comprender el cambio en la 
permeabilidad es la clave para determinar la magnitud y extensión del daño por efectos 
geomecánico en el yacimiento.  La figura 2-15 ilustra el daño de formación para un pozo, 
junto con la zona conocida como el yielded zone. 
 
Figura  2-14: Modulo de permeabilidad simulada vs experimental [28], [72]. 
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Figura  2-15: Daño por esfuerzos mecánicos. 
 
 
Para la comprensión de este daño, se han desarrollo de modelos de simulación que 
acoplen el comportamiento de los fluidos junto con la mecánica de la roca[41], [20], [22], 
[28],[46],[47] así como el desarrollo de experimentos que aporten al entendimiento de este 
[48]–[53]. En este esfuerzo de entender este daño, se incluyen todos los desarrollos 
nombrados en la secciones pasadas, en donde se estudia la relación entre esfuerzo – 
deformación para la roca yacimiento, y el impacto en las propiedades petrofísicas.  
 
Hasta el momento existe un solo enfoque para el estudio del daño por variación de 
esfuerzos, que consiste en el uso de herramientas de modelamiento, en donde el sistema 
de ecuaciones acoplen los conceptos de mecánica de la roca, y mediante un ajuste a un 
histórico, bien sea de producción o de un disturbio de presión transiente de presión, se 
conoce la función de distribución de los esfuerzos en la zona, junto con el módulo de 
permeabilidad y la distribución de la permeabilidad en los alrededores del pozo.  
Tradicionalmente, los métodos empleados para estudiar pruebas de presión han estado 
basados en soluciones analíticas de la ecuación de difusividad, las cuales asumen que el 
yacimiento es un medio poroso isotrópico homogéneo poco sensible a esfuerzos y 
deformaciones. En casos en los que se tiene una alta actividad tectónica con  formaciones 
productoras que generan complejas redes de fracturas naturales, se puede establecer que 
las técnicas convencionales no son lo suficientemente representativitas para modelar este 
tipo de escenarios; con lo que se han plantea modificaciones del sistema de ecuaciones 
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que contemplen los términos de esfuerzo – deformación e impacto en las propiedades 
petrofísicas y por ende en el daño; un ejemplo de esto se observa en la ecuación.. en 
donde a la ecuación de difusividad básica para flujo radial, se incluye la ecuación 2.13, en 
donde la permeabilidad es considerada una función del esfuerzo efectivo [54]. 
 
𝛿2𝑃
𝛿𝑟2
=
1
𝑟
𝛿𝑃
𝛿𝑟
+ 𝛾 (
𝛿𝑃
𝛿𝑟
)
2
= 
∅𝜇
𝑘
𝐶𝑡𝑒
𝛾(𝜎′−𝜎′0) 𝛿𝑃
𝛿𝑟
                                 (2.20) 
 
El cambio en la presión de poro propicia alteraciones en el estado de esfuerzos del 
yacimiento, y con ello variaciones sobre las propiedades petrofísicas del medio poroso, 
especialmente de la porosidad, permeabilidad y de la apertura del sistema de fracturas 
naturales. El porcentaje de éxito alcanzado en la interpretación de una prueba de presión 
en formaciones sensibles a esfuerzos y deformaciones, pasa por el nivel de acoplamiento 
de los fenómenos previamente mencionados dentro de un modelo básico de simulación 
[5]–[7], [28].  
A pesar de que el modelamiento es una técnica poderosa para estudiar este daño de 
formación, todavía se considera un tema novedoso en la ingeniería de yacimientos, esto 
junto con el hecho de constituirse un tema de complejidad apreciable por el sistema de 
ecuaciones constitutivas que implica su estudio; hace que solo en pocos casos se 
considere el estudio del impacto de los esfuerzos en el daño de formación. 
Finalmente se considera que a pesar de la limitaciones en términos de escala de los 
estudios experimentales al momento de abordar problemas a nivel de pozos, el uso 
apropiado de la información georeferenciada de los ensayo y el acoplamiento de estas 
técnicas con los conceptos básicos del fenómeno, pueden constituir un herramienta valiosa 
en el conocimiento del impacto de los esfuerzos mecánicos en el daño de  formación y en 
la productividad; como una herramienta de diagnóstico inicial, y que evidencie la necesidad 
de incluir un estudio de mayor nivel de rigurosidad si el problema es crítico en el sistema 
de estudio.   
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2.3 Consideraciones teóricas acerca del daño por tasa 
A medida que aumenta la velocidad de flujo a través de la roca porosa, es decir, el pozo 
se produce a mayor velocidad de flujo, se observó desviación de la ley de Darcy. Varias 
explicaciones para esta desviación se presentan en la literatura. La explicación 
generalmente aceptada de este fenómeno se atribuye a Wright, quien demostró que a muy 
altas velocidades, la desviación de la ley de Darcy es debido a los efectos inerciales, 
seguido por efectos turbulentos. En realidad, este fenómeno fue observado por Reynolds 
en 1901 para el flujo en las tuberías. Hubbert demostró que la transición de flujo laminar a 
turbulento en flujo porosa medios cubren una amplia gama de velocidades de flujo [1]. 
2.3.1 Flujo turbulento lineal:  
La relación propuesta por Forchheimer es generalmente aceptada y describe  el flujo de 
fluido tanto en condiciones de flujo laminar y bajo condiciones turbulentas. Para, el flujo en 
estado estacionario horizontal, la ecuación seria:  
 
−
𝑑𝑃
𝑑𝐿
=
𝑉𝜇
𝑘
+ 𝛽𝜌𝑉2                                                          (2.21) 
Donde:  
𝑃 = Presión [atm] 
𝐿 = Longitud [cm] 
𝜇 = Viscosidad del fluido [cP] 
𝐾 = Permeabilidad [mD] 
𝑉 = Velocidad [cm/seg] 
𝜌 = Densidad del fluido [g/cc] 
𝛽 = Factor no-Darcy o coeficiente de fricción [atm-seg2/g] 
 
Generalmente se acostumbra a utilizar 𝛽 en unidades de 1/ft entonces:  
 
 
 
𝛽[𝑓𝑡−1] = 𝛽 (
𝑎𝑡𝑚∗𝑠𝑒𝑔2
𝑔
) ∗ 3.0889𝑥106                       (2.22) 
 
Resolviendo la ecuación 2.21 para el flujo de gas en un sistema lineal, asumiendo un factor 
z promedio (?̅?) para el promedio entre la presión de entrada y de salida:  
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𝑀(𝑃1
2−𝑃2
2)𝐴
2𝑍𝑅𝑇?̅?𝑔𝐿
= (
𝛽
𝐴?̅?𝑔
) 𝑞𝑚
2 + (
1
𝐾
) 𝑞𝑚                                                      (2.23) 
 
En el flujo de fluidos en tuberías, es importante saber si el flujo es laminar o turbulento. El 
régimen de flujo laminar es dominante cuando los fluidos se mueven a lo largo de líneas 
de corriente suaves que se mueven paralelos a la pared de la tubería. La velocidad del 
fluido es prácticamente constante en el tiempo durante el flujo laminar. El régimen de flujo 
turbulento es dominante si la velocidad del fluido en cualquier punto de la tubería varía 
aleatoriamente con el tiempo. Las diferencias entre estos dos regímenes de flujo se 
investigaron por primera vez por Reynolds. Su trabajo teórico y experimental demostró que 
la naturaleza del régimen de flujo en tuberías depende del número de Reynolds (𝑅𝑒 =
𝐷𝑣𝜌 𝜇⁄ ), donde D es el diámetro interno de la tubería [1]. En las prácticas de ingeniería se 
asume que:  
a) 𝑅𝑒 < 2100, el flujo está en la región laminar.  
b) 2100 < 𝑅𝑒 < 4000, la naturaleza del régimen de flujo es imprevisible, es decir, el 
flujo pasa a través de una región de transición en el que ambos regímenes laminar 
y turbulento pueden estar presentes. 
c) 𝑅𝑒 > 4000, el flujo es totalmente turbulento.  
 
Utilizando un enfoque similar, Cornell y Katz investigaron el flujo de gas a través de medios 
porosos en términos del número de Reynolds y el factor de fricción [55]. Ellos encontraron 
que con el fin de analizar la tasa de flujo de gas en medios porosos a muy altas 
velocidades, es decir, bajo el régimen de flujo turbulento, el factor de fricción debe ser 
graficado frente al número de Reynolds, como se muestra en la Figura 7.10. El factor de 
fricción de una roca porosa es igual a: 
 
𝑓𝑝𝑟 =
2058,9𝜌(𝑃1−𝑃2)
𝛽𝐿𝑞𝑚
2 𝐴
2                                                                        (2.23) 
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Donde:  
𝑃 = Presión [atm] 
𝐿 = Longitud [cm] 
𝐴 = Área de la sección transversal [ft2] 
𝑞𝑚 = Tasa de flujo másico [lb/seg] 
𝜌 = Densidad del fluido [lb/ft3] 
𝛽 = Factor no-Darcy o coeficiente de fricción [atm-seg2/g] 
𝑓𝑝𝑟 = Factor de fricción adimensional de una roca porosa 
 
Usando las mismas unidades, el número de Reynolds de una roca porosa es igual a: 
 
 
 
𝑅𝑒𝑝𝑟 =
𝛽𝑘𝑞𝑚
6.33𝑥1010𝐴𝜇
                                                                        (2.24) 
 
La ¡Error! No se encuentra el origen de la referencia.  muestra las tres regiones:  
 
a) 𝑅𝑒𝑝𝑟 < 0.08, la curva es una línea recta de pendiente -1, flujo laminar.  
b) 0.08 < 𝑅𝑒𝑝𝑟 < 8, corresponde a la región de transición.  
c) 𝑅𝑒 > 8, la curva corresponde a una línea horizontal, el flujo es turbulento.  
 
Figura  2-16: Factor de fricción para rocas porosas [1]. 
 
Es importante tener en cuenta que la línea de pendiente unitaria la línea horizontal, 
interceptan en 𝑅𝑒𝑝𝑟 = 1. La existencia de una línea recta para pequeños números de 
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Reynolds indica que la caída de presión (p1 - p2) para un medio poroso dado es 
directamente proporcional a la tasa de flujo (qm) y que el régimen de flujo laminar es 
dominante. La ley de Darcy es aplicable durante esta región de la curva, dado que la 
magnitud del grupo de términos (𝛽𝜌𝑉2) en la ecuación 2.21 es demasiado pequeña para 
ser detectado en los datos experimentales [1]. Con el aumento de la tasa de flujo, 𝑅𝑒𝑝𝑟 se 
hace más grande y el régimen de flujo turbulento se vuelve cada vez más dominante. La 
porción horizontal de la curva 𝑓𝑝𝑟 𝑣𝑠 𝑅𝑒𝑝𝑟 corresponde a la región llamada de flujo no Darcy, 
o régimen de flujo totalmente turbulento.  
2.3.2 Flujo turbulento radial:  
Como se mostró en los apartados anteriores, a alta tasas de flujo, los efectos inerciales y 
/ o flujos turbulentos son de importancia y debe tenerse en cuenta. El efecto de flujo no 
Darcy es más significativo en la cercanía del pozo, dado que, en los sistemas de flujo radial, 
la velocidad flujo del fluido aumenta en la cercanía al pozo en donde el área transversal se 
hace más pequeña. En estas circunstancias ecuación 2.21 se convierte en: 
 
𝑑𝑃
𝑑𝑟
=
𝑧𝑅𝑇
𝑝𝑀
[
𝑞𝑚𝜇𝑔
2𝜋𝑟ℎ𝑘
+ 𝛽 (
𝑞𝑚
2𝜋𝑟ℎ
)
2
]                                                          (2.25) 
 
La ecuación 2.25 describe el flujo de gas en sistema radial, como se observa la ecuación 
incluye el coeficiente inercial. Resolviendo la ecuación 2.25, se obtiene la ecuación 2.26  
en unidades de campo, finalmente es usada en la descripción de estos sistemas: 
 
𝑃𝑒
2 − 𝑃𝑤
2 =
1,422𝜇𝑔𝑧𝑇𝑞𝑠𝑐
𝑘ℎ
[𝑙𝑛 (
𝑟𝑒
𝑟𝑤
) + 𝛽 (
2,22𝑥1015𝛾𝑔𝐾
𝜇𝑔𝑟𝑤ℎ
) 𝑞𝑠𝑐]           (2.26) 
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2.3.3 El coeficiente de fricción (factor no-Darcy):  
De las secciones anteriores se observa que el impacto por flujo turbulento en la producción 
está bien definido, en tanto para flujo radial en pozos, como para flujo lineal en 
desplazamientos experimentales; ahora que en el conjunto de expresiones matemáticas 
descritas en esta sección se observa la renuente aparición del coeficiente de fricción, el 
que pondera el impacto de la tasa para el caso específico de estudio, esto quiere decir, 
que es propio para cada sistema, y al igual que el módulo de permeabilidad en  el estudio 
del impacto de los esfuerzos en la permeabilidad, es único para cada sistema; el factor no-
Darcy es propio de cada sistema y al instante de evaluarse el impacto de la tasa en la 
productividad se hace necesario el determinar su valor para el caso de estudio.  
La medición experimental constituye básicamente el único método de obtención directa del 
coeficiente, la metodología sigue la propuesta de  Cornell, quien plantea que si se toma la 
ecuación 2.23 y se divide por  la tasa de flujo másico (𝑞𝑚), se obtiene la siguiente forma 
de la ecuación:  
 
𝑌𝑐𝑘 = 𝛽𝑋𝑐𝑘 + (
1
𝐾
)                                                                               (2.27) 
Donde: 
 
𝑌𝑐𝑘 =
𝑀(𝑃1
2−𝑃2
2)𝐴
2𝑍𝑅𝑇?̅?𝑔𝐿𝑞𝑚
                                                                  (2.28) 
  
𝑋𝑐𝑘 =
𝑞𝑚
𝐴?̅?𝑔
                                                                               (2.29) 
 
Si se observa la ecuación 2.27 esta tiene la forma de una recta cuya pendiente es el 
coeficiente de fricción (𝛽), pendiente 𝑋𝑐𝑘 y punto de corte es el reciproco de la 
permeabilidad (1/𝐾). En la práctica para la misma muestra de roca, se aplican diferentes 
presiones de inyección de gas y se registra el caudal de gas producido, así, sucesivamente 
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se construye la recta de la figura y finalmente de la pendiente y el punto de corte se hayan 
tanto la permeabilidad como el coeficiente de fricción[1].   
 
Figura  2-17: Obtención del coeficiente de fricción [1]. 
 
Finalmente la medición de los de los coeficientes se constituye un proceso común en 
laboratorios de caracterización petrofísica; mas sin embargo siendo un parámetro único 
para cada roca, se hace necesario el desarrollo de otras herramientas que permitan 
estimar el valor de este a partir de datos más comunes del sistema estudiado. En este 
sentido se registran en la literatura un gran número de correlaciones las que proponen la 
obtención del coeficiente a partir de propiedades petrofísicas básicas, como lo es la 
permeabilidad junto con la porosidad. 
El primer conjunto de correlaciones y tal vez las más comunes, son las que relacionan la 
permeabilidad en con el coeficiente a través de expresiones como las evidencias en la 
ecuación 2.30: 
 
𝛽 =
𝑎
𝐾𝑏
                                                                               (2.30) 
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Entonces el trabajo importante radica en la determinación de los parámetros a y b, para el 
caso que se muestra en la ¡Error! No se encuentra el origen de la referencia. los 
desarrollos experimentales desarrollados en los cuatro yacimientos permitieron concluir 
que curva que mejor ajusta, es en la que a = 3.076x1010 y b = 0.96 [56]. En tanto que 
Cornell Katz, plantea que los valores que mejor ajustan serian los de  a = 4.11x1010 y b = 
1.33, [1]. De esta misma forma se pueden encontrar en la literatura un amplio rango de 
valores para las constantes a y b, que se podrían usar.  
 
Figura  2-18: Correlación del coeficiente de fricción para algunos campos [54]. 
 
Otro conjunto de correlaciones más reducido, se enfoca en adicionar otra propiedad en 
aras de mejorar el ajuste al caso de estudio. A continuación se muestran dos de las que 
se consideran más representativas, la primera de ellas la plantea Tiab, en donde involucra 
tanto la permeabilidad como la porosidad. La segunda correlación la plantea Liu, este 
asocia la permeabilidad y la porosidad, junto con la tortuosidad de la roca  [1]. 
 
   𝛽 =
4.85𝑥104
∅5.5√𝐾
                                                                        (2.31) 
   𝛽 =
8.91𝑥108𝜏
∅𝐾
                                                                       (2.32) 
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Finalmente ahí que decir hasta el momento no se registra en la literatura, algún tipo 
ejercicio para tratar de ajustar estos parámetros para el caso de los campos colombianos. 
Esto implica que más bien común que en general se suela utilizar algunas de las 
correlaciones mencionadas anteriormente, o en los mejores casos, usar la medición directa 
a partir de ensayos experimentales.   
2.3.4   Daño de formación por tasa: 
Como se observó a lo largo de esta sección, el uso de altas tasas de flujo trae consigo 
efectos negativos en la productividad, dado que al alcanzar un régimen de flujo más 
desordenado, las pérdidas de energía son más altas, lo que se traduce en una caída de 
presión adicional, que como observamos de la definición de daño de formación, este 
constituiría uno de estos factores que genera daño.  
Habitualmente es más común el estudio de este daño para pozos que producen gas, dado 
las altas tasas que implica la producción de este, claro está que en literatura se muestra 
que el hecho que sea más común el caso en pozos que produzcan gas, no quiere decir 
que en pozos que produzcan aceite no se presente, aunque es menos común, es un 
problema que perfectamente se puede tener lugar en este tipo de pozos.  El segundo 
hecho que se evidencia, es que a pesar de que las soluciones de los sistemas de 
ecuaciones se mostraron para casos de gas, las ecuaciones deducidas son totalmente 
aplicables para el caso de líquidos, solo que para el caso de las soluciones se incluyen los 
parámetros del líquido; pero el concepto y el manejo resulta siendo el mismo.  
Si se observa la ecuación  2.26, su desarrollo constituye un caso ideal de flujo en un pozo, 
el caso en el que el daño es igual a cero (S=0), que sería un caso homologo al descrito por 
la ecuación 2.2. Ahora que al momento de estudiarse el caso real en el que existe una 
caída de presión adicional ocasionada por el daño de formación, la ecuación 2.26 se 
transforma en:  
 
𝑃𝑒
2 − 𝑃𝑤
2 =
1,422𝜇𝑔𝑧𝑇𝑞𝑠𝑐
𝑘ℎ
[𝑙𝑛 (
𝑟𝑒
𝑟𝑤
) − 0.75 + 𝑠 + 𝐷𝑞𝑠𝑐]                   (2.33) 
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Donde se denomina coeficiente de flujo no Darcy, se define así:  
 
𝐷 = (
2,223𝑥10−15𝛾𝑔𝐾
𝜇𝑔𝑟𝑤ℎ
)𝛽                                                               (2.34) 
  
Esta ecuación es la base de la mayoría de las técnicas para predecir el rendimiento de 
pozos de gas. Puesto que la velocidad del fluido que fluye a través del área transversal, el 
sistema de flujo radial aumenta de velocidad en medida que se aproxima al pozo, a causa 
de la disminución en esta área transversal; esto implicaría que el flujo turbulento es más 
pronunciada en la proximidad del pozo. La caída de presión adicional debido a la 
turbulencia es equivalente a un efecto de skin. Tanto el daño (S), como el coeficiente de 
flujo no Darcy (D), se concentran en las inmediaciones del pozo, por lo que se detectan 
generalmente como un solo factor,  el factor de daño total [1]. Definido así:   
 
𝑆𝑡 = 𝑆 + 𝑆(𝑞)                                                     (2.35) 
 
Donde:  
 
𝑆(𝑞) = 𝐷𝑞𝑠𝑐 = (
2,223𝑥10−15𝛾𝑔𝐾
𝜇𝑔𝑟𝑤ℎ
)𝛽𝑞𝑠𝑐                                            (2.36) 
 
Debido a la presión de los cambios de zona de daño, la turbulencia también cambia con el 
tiempo. En consecuencia, 𝑆(𝑞) es variable haciendo que 𝑆𝑡 también sea variable. Pero, bajo 
condiciones de estado estable (que rara vez se encuentran), se puede suponer 𝑆𝑡 sea 
aproximadamente constante. El factor de S puede ser positivo (pozo dañado) o negativo 
(pozo estimulado), el  coeficiente de flujo no-Darcy (D) es teóricamente siempre positivo, 
por lo tanto, siempre resulta en una pérdida de presión[1].  
La ecuación 2.36 constituye la expresión formal para la determinación del daño asociado 
a la tasa de flujo en un pozo. El reto para lograr obtener una buena estimación en el análisis 
de un caso, es la determinación del coeficiente de flujo no Darcy (D). Se considera que la 
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mejor aproximación se logra con la toma de pruebas de presión multitasa, la interpretación 
de esas entrega el valor de daño a cada uno de los caudales que se realizó la prueba y de 
antemano la función de daño en función de la tasa. Esta función se comporta como una 
recta (según la ecuación 2.35) cuya pendiente es el coeficiente de flujo no Darcy y el punto 
de corte es el daño que no es función de la tasa.  
Ahora que nuevamente la determinación de este tipo de daño está supeditada a la 
disponibilidad de una prueba transitoria, específica para cada pozo de estudio; caso que 
en la práctica no es común. Es de esta forma en que la expresión 2.34 toma más 
importancia al establecer una alternativa más plausible para la obtención del coeficiente. 
Ahora que el éxito nuevamente recae en la capacidad de establecer apropiadamente el 
valor del coeficiente de fricción (𝛽); lo que nos lleva nuevamente a la necesidad de 
establecer aproximaciones mas personalizadas a los casos de los yacimientos de estudio; 
para el caso nuestro, los yacimientos petrolíferos de Colombia. 
2.4 Conclusiones de la inspección bibliográfica   
A lo largo de este capítulo se identificó que la fuente de información más fuerte para el 
análisis del daño, la constituyen las pruebas transiente de presión. De la prueba de presión 
se calcula el daño actual del pozo; el impacto en de los esfuerzos a partir de los desarrollos 
en análisis no convencional del disturbio de la presión y la disponibilidad de las pruebas 
multitasas, brinda la información necesaria para la determinación del daño por tasa.  
La habilidad de tener un buen diagnóstico, está ligada a la disponibilidad de información y 
que además, esta sea de buena calidad. Dado el caso, esto implicaría tener las pruebas 
transientes de presión, temporalmente representativas y en lo posible, esta prueba tiene 
que ser multitasa, si se tiene indicio de que el pozo está afectado por la tasa.  Ahora que 
este no constituye, por mucho, el escenario real de los pozos; aunque es muy variado el 
número de pozos por campo, que tienen información de calidad para el diagnóstico; una 
cifra aproximada, estima de que en los mejores casos, no puede ser mayor al 50% [19].  
  
Bajo este escenario se plantea el uso de la experimentación, como un instrumento que 
acompañado de las nociones básicas de la fenomenología del problema; sirva como 
herramienta, que asista los casos en los que no se tiene información suficiente o de 
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calidad. De conformidad a esta idea se plantean las siguientes observaciones importantes 
para el planteamiento de la metodología.  
En relación al diagnóstico del daño de formación: 
 Los parámetros más importantes al momento de determinar el daño en pozo, lo 
constituye la permeabilidad de la zona dañada y el radio de afectación. 
 El daño de formación en un pozo puede ser visto como un fenómeno aditivo, cuyo 
valor total corresponde a la suma de varios factores de daños que responden a las 
características propias de cada pozo. 
 La clasificación del daño, constituye un proceso subjetivo, que se basa en la 
agrupación del daño, en conjuntos funcionales al tipo de aplicación que se le vaya 
a dar. 
 
En relación al impacto de los esfuerzos en la productividad: 
 Una propuesta para la determinación del daño por esfuerzos que no implique el uso 
de modelos formales de geomecánica acoplada y análisis no convencional de 
pruebas de presión, tiene que necesariamente brindar una opción alterna para el 
conocimiento del impacto de los esfuerzos en la permeabilidad y radio de 
afectación.   
 No existe una función formal, que relacione la permeabilidad con el esfuerzo 
efectivo.  
 La propuesta de Pedrosa [41], constituye la idea mayormente aceptada, donde se 
usa el concepto módulo de permeabilidad, como una propiedad de cada roca que 
relaciona la permeabilidad con el esfuerzo efectivo. 
 Una metodología alterna, implica, incluirse una estrategia alterna para la 
determinación del módulo de permeabilidad para cada caso de estudio.  
 El módulo de permeabilidad obtenido experimentalmente, entrega valores 
confiables en sistemas matriciales y microfracturados. En sistemas fracturados 
entrega valores sub-estimados.  
 La determinación del radio de impacto de este problema, constituye un reto 
importante adicional, dado que los esfuerzos varían cuando nos alejamos del pozo; 
razón por la que es mejor trabajar con el concepto de esfuerzo efectivo.  
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En relación al impacto de la tasa en la productividad: 
 Una propuesta para la determinación del daño por tasa que no implique la toma y 
análisis de pruebas multitasa en pozo, tiene que necesariamente brindar una 
opción alterna para el conocimiento del coeficiente de flujo no Darcy. 
 Revisando la definición formal del coeficiente de flujo no Darcy, se observa que el 
parámetro más importante es el coeficiente de fricción, que se presenta como una 
propiedad de cada sistema.  
 Una metodología alterna, implica, incluirse una estrategia alterna para la 
determinación del coeficiente de fricción para cada caso de estudio.  
 Es necesario establecer la correlación adecuada para el coeficiente de fricción, en 
los sistemas petrolíferos del país; a pesar de que se presentan varias correlaciones 
en la literatura, no se tiene certeza de cuál puede ser la más apropiada.  
  
 
  
 
3. Capítulo 3: Determinación de correlaciones 
experimentales para la evaluación del daño 
por esfuerzos y por tasa 
En el presente capitulo se presenta el proceso experimental realizado para  avanzar en el 
desarrollo del objetivo de esta tesis, dentro del que se incluye la generación de resultados 
correlacionables, para la determinación de módulos de permeabilidad y coeficientes de 
fricción; en términos de articular una herramienta practica para los casos en que no se 
cuente con información. El trabajo experimental se desarrolló una fase inicial en el 
laboratorio de yacimiento de la Universidad Nacional de Colombia, sede Medellín. En la 
siguiente fase se contó con el apoyo del Instituto Colombiano del Petróleo (ICP), de 
quienes se proporcionó el acceso a una amplia  base de datos con cerca de 7000 
resultados de muestras provenientes de 19 campos diferentes, ubicados en las cinco 
cuencas sedimentarias más productoras del país. Este compendio de resultados permitió 
contar con una base de datos nutrida y acreditar una muestra representativa para los 
análisis. 
   
3.1 Diseño experimental  
En el diseño experimental se procedió a definir los protocolos experimentales con base a 
los objetivos específicos de esta etapa. Adicionalmente se observa el tipo de montaje 
experimental en que se busca utilizar muestras y condiciones representativas del 
yacimiento de estudio. Finalmente como parte del diseño se planteó la descripción breve 
de la distribución y procedencia conjunto de datos que se incluyen en el análisis. 
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3.1.1   Protocolo experimental: 
Los protocolos experimentales son planteados con base a la norma API RP 40, las que 
regulan las prácticas de análisis de núcleos.  
 Pruebas experimentales- daño por esfuerzos: 
 
Propósito: Determinar el módulo de permeabilidad y las propiedades petrofísicas básicas 
y para la muestra de estudio.  
 
Tabla 3-1: Protocolo experimental para la determinación del módulo de permeabilidad. 
 
Paso  Descripción  Condiciones  Justificación 
1 
Someter la muestra a 
procedimientos de lavado, secado 
(Metanol Tolueno).  Los fluidos de 
inyección se deben preparar para su 
aplicación sometiéndose a 
desaireado y filtrado. 
P y T de 
laboratorio. 
Preparar la muestra para la 
medición de sus propiedades 
básicas 
2 Determinar la porosidad de la muestra por el método de gravimétrico  
2 
Llevar la muestra a condiciones de yacimiento (Temperatura de yacimiento, Esfuerzo 
promedio en Yacimiento = Presión de confinamiento , Presión inicial en yacimiento = 
Presión de poro inicial  
3 Inyectar agua de formación  σ'= σ'0 
Medir permeabilidad absoluta 
(Kabs @ σ'0) 
4 
Repetir el paso anterior aumentando el esfuerzo efectivo (σ') (Disminuir la presión de 
poro en pasos de 500 psi) y medir permeabilidad absoluta (Kabs @ σ'i), hasta alcanzar el 
máximo esfuerzo efectivo (Presión de abandono). 
5 
Repetir el paso a 3 disminuyendo el esfuerzo efectivo (σ') y medir permeabilidad absoluta 
(Kabs @ σ'i), hasta alcanzar el  esfuerzo efectivo inicial (σ'0). 
 
Es necesario nombrar que en estos  ensayos los cambios en el esfuerzo efectivo se 
lograron por cambio en la presión de poro, y en su gran mayoría, por cambios en el 
esfuerzo promedio (presión de confinamiento). Teniendo en cuenta que según la ecuación 
2.10, los cambios en esfuerzo efectivo se logran por alteración de cualquier de estas dos 
variables (ver sección 2.2.3).  
 
Capítulo 3 45 
 
 
 Pruebas experimentales- daño por tasa: 
 
Propósito: Determinar el coeficiente de fricción y las propiedades petrofísicas básicas y 
para la muestra de estudio.  
 
Tabla 3-2: Protocolo experimental para la determinación del coeficiente de fricción. 
 
Paso  Descripción  Condiciones  Justificación 
1 
Someter la muestra a 
procedimientos de lavado, secado 
(Metanol Tolueno).  Los fluidos de 
inyección se deben preparar para su 
aplicación sometiéndose a 
desaireado y filtrado. 
P y T de 
laboratorio. 
Preparar la muestra para la 
medición de sus propiedades 
básicas 
2 
Llevar la muestra a condiciones de yacimiento (Temperatura de yacimiento, Esfuerzo 
promedio en Yacimiento = Presión de confinamiento , Presión inicial en yacimiento = 
Presión de poro inicial 
3 Inyectar de gas  Q= Qo Medir permeabilidad del gas   (Kg ) 
4 
Repetir el paso anterior aumentando la tasa de inyección  (Qi) y medir permeabilidad al 
gas (Kg@Qi ), hasta alcanzar la máxima tasa de producción. 
5 
Repetir el paso 3 disminuyendo la tasa de inyección  (Qi) y medir permeabilidad al gas 
(Kg@Qi), hasta alcanzar la mínima tasa de producción. 
 
Para este tipo de pruebas la determinación de los coeficientes de fricción, se logra según 
el proceso mostrado en la sección 2.3.3; cuyo procedimiento se resume en la medición de 
la gráfica de comportamiento de caída de presión en función a la tasa de flujo, cuyo punto 
de corte, es el inverso de la permeabilidad y la pendiente es el coeficiente de fricción.  
3.1.2   Equipo experimental: 
El siguiente esquema ilustra el equipo de flujo utilizado en el laboratorio de Yacimientos de 
la Universidad Nacional de Colombia, Sede Medellín,  para la medida de las 
permeabilidades absolutas, efectivas y relativas.  El montaje costa de tres sistemas: un 
sistema de simulación de condiciones de yacimiento; otro sistema de inyección de fluidos 
y un último sistema de medición y control (Figura  3-1). Básicamente todos los sistemas de 
Coreflood, utilizan montajes experimentales similares, es decir que tiene los mismos 
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componentes, pero cambian su tecnología. En la figura 3-1, se muestra un esquema del 
montaje experimental y sus componentes.  
 
Figura  3-1: Equipo experimental de desplazamiento. 
 
 
3.1.3   Datos preliminares: 
Como se nombró anteriormente, el compendio de los resultados incluyen cerca de 7000 
resultados de muestras provenientes de 19 campos diferentes, ubicados en las cinco 
cuencas sedimentarias más productoras de hidrocarburos en el país. Los datos provienen 
de los ensayos realizados en laboratorio de yacimientos de la Universidad y la base de 
datos suministrada por el Instituto Colombiano del Petróleo (ICP). A continuación 
observamos la distribución de datos obtenidos por campo / cuenca.  
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La figura 3-2, muestra la distribución de los resultados: cantidad de datos / por campo / 
cuenca. De la gráfica es evidente que la mayor cantidad de datos provienen de dos campos 
que pertenecen a la cuenca de las Llanos y son de crudo pesado; estos suman alrededor 
del 68,5% de los datos, y un poco más del 30% proviene de los otros 17 campos. Es 
importante tener en cuenta esta concentración de datos al momento de realizar el análisis, 
dado que se puede sesgar la tendencia del grupo por la presencia de elementos, con una 
muestra de datos mucho más grande, en comparación a los demás. Un ejemplo de esto 
se observa en la figura 3-3, en donde se hace un paralelo de las distribuciones de las 
frecuencias de la porosidad y la permeabilidad para todos los datos, en comparación al 
caso donde se incluyen en el análisis solo él un numero de datos para los campos C6 y 
C7, igual al promedio entre los otros campos.  
CT
O 
Figura  3-2: Distribución de los datos experimentales por campo. 
LlO PTY VMM VSM 
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De esta comparación entre las gráficas se observa como el alto número de datos para 
estos dos campos, junto con los valores altos de sus propiedades petrofísicas,  generan 
que la tendencia del grupo se sesgue hacia una distribución con propiedades más  altas. 
Para el caso de las porosidades el valor pasa de una media de 15% a 5%, y para la 
permeabilidad del orden de 1x102 a 1x101 mD; al pasar de contabilizar todos los datos, a 
incluir solamente el número de datos en cantidades promedio a la de los demás campos.  
Otro detalle a tener en cuenta de la figura 3-2, hace referencia al hecho de que la mayor 
parte de los datos provienen de la cuenca de los llanos Orientales (LlO); allí tenemos un 
buena variedad de tipos de yacimientos, desde los fluidos muy livianos – composicionales, 
a los crudos pesados y muy pesados. Las otras cuentas con menor participación pero que 
también se integran son: La cuenca del Putumayo (PTY), Valle Medio del Magdalena 
(VMM), Valle Superior del Magdalena (VSM) y el Catatumbo (CTT).  
3.2 Resultados experimentales  
3.2.1   Determinación de módulos de permeabilidad: 
Con el ánimo de mostrar el conjunto de resultados y el manejo que se le da a estos para 
cada muestra, en la medición del módulo de permeabilidad; a continuación se muestra el 
procedimiento para la muestra 20022900. Seguido de esto, se muestran los resultados 
para el resto de las muestras siguiendo el mismo esquema de trabajo.  
Todos los datos 
Datos de cantidades 
homogéneas 
Todos los datos 
Datos de cantidades 
homogéneas 
Figura  3-3: Distribución de las propiedades: Todos los datos vs Datos con cantidades homogéneas. 
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3.2.1.1 Procedimiento para la muestra 20022900 
El procedimiento para la determinación del módulo consta de tres pasos, los que se 
muestran a continuación: 
Paso 1: Determinación de la curva de permeabilidad en función del esfuerzo efectivo a 
partir de la implementación del protocolo experimental (ver sección  3.1.1). El esfuerzo 
efectivo se calculó de acuerdo a la ecuación 2.10. 
 
Figura  3-4: Comportamiento de la permeabilidad con el esfuerzo efectivo para la muestra 20022900. 
 
Paso 2: Graficar en escala semi-log la relación de la permeabilidad con la diferencia en el 
esfuerzo efectivo, y determinar la curva de tendencia exponencial. Identificar si esta cumple 
con la forma de la ecuación 2.19  (es decir que el coeficiente que multiplica a la función 
exponencial sea igual a uno) (ver sección 2.2.5) 
Paso 3: Si la tendencia en la gráfica anterior no cumple con la forma de la ecuación 2.19  
(ver sección 2.2.5); ajustar por regresión lineal a la mejor línea de tendencia hasta que la 
ecuación de la tendencia se ajuste a la forma de la ecuación 2.19. De esta grafica se lee 
el módulo de permeabilidad. Para el caso del ejemplo este es de 0.0004 (1/psi).  
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Figura  3-5: Relación de permeabilidad vs diferencia de esfuerzo efectivo. 
 
 
Figura  3-6: Curva ajustada de relación de K vs diferencia en esfuerzo. 
 
3.2.1.2  Sumario para todas las muestras  
A continuación procedemos a mostrar los resultados obtenidos a partir de la ejecución del 
protocolo experimental y siguiendo el procedimiento mostrado en la sección anterior; en 
términos de módulos de permeabilidad calculados para cada una pruebas.  
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3.2.1.2.1 Distribución de los resultados:  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
En la figura 3-7 observamos los valores promedios, superior e inferior, de módulos de 
permeabilidad medidos para cada uno de los campos.  Dentro de las apreciaciones más 
evidentes que se pueden hacer de esta gráfica, en primer lugar es: el rango más amplio 
de los datos corresponde precisamente con los campos de los que registro más datos 
(Figura  3-2). De los datos no se observa alguna tendencia evidente, al menos por 
ubicación, además que los rangos de variabilidad entre los datos es muy similar. Todo el 
espectro de datos que obtuvieron se encuentran entre 1x10-7 y 1x10-2. Solo uno de los 
valores excede el límite superior, se considera un dato anómalo, que muestra un caso 
particular pero no refleja una característica del  comportamiento grupal.  
 
 
Figura  3-7: Promedio y rango del modulo de permeabilidad para los diferentes campos. 
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Figura  3-8: Distribución del módulo de permeabilidad por cuenca. 
 
 
Figura  3-9: Frecuencia simple - acumulada del módulo de permeabilidad. 
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De las figuras 3-8 y 3-9, se observa la distribución de los valores de módulos de 
permeabilidad encontrados para los diferentes campos. Una primera observación 
corresponde al rango de los datos; como se nombró anteriormente, se observa que existe 
un valor que supera el rango de los 1x10-2, pero en general todos los datos están por 
debajo de este valor. Otro hallazgo de estas observaciones iniciales, es la aparente 
tendencia a la disminución en los valores de módulos en medida que aumenta la 
permeabilidad; por lo menos en grueso se observa que la nube de puntos refleja esta 
tendencia. De la figura 3-9, observamos que la gran mayoría de los datos se concentra en 
el rango de 1x10-5 y 1x10-4, de hecho, cerca del 93% de los datos está por encima de 1x10-
5, reflejaría un tendencia de las rocas a reflejar un comportamiento sensible a los esfuerzos 
por parte de su capacidad de flujo. Ahora vamos a observar la distribución por nivel de 
sensibilidad según el criterio definido en la sección 2.2.6.  
 
Figura  3-10: Distribución del módulo de permeabilidad por grado de sensibilidad. 
 
 
De acuerdo al criterio introducido en la sección 2.2.6, por el valor del módulo de 
permeabilidad se pueden clasificar las rocas según su nivel de sensibilidad. En la figura 3-
10 y Figura  3-11, se muestra la distribución según este criterio. De acuerdo a esto, los 
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datos muestran que la tendencia es a reflejar un grado bajo o leve de sensibilidad de las 
rocas a ser afectada su permeabilidad por efectos de los esfuerzos. Un grupo considerable 
(el 24%), se ubican en la región de sensibilidad media, en donde ya el problema de 
esfuerzos es importante para la productividad. Finalmente un 9% de los datos se encuentra 
en el rango de los altamente sensitivos, de los que se pensaría que es un grupo de rocas 
que van a ser altamente afectadas por la dinámica de los esfuerzos.  
Una anotación importante ahí que hacer acerca de las tendencias reflejadas en la  y Figura  
3-10; teniendo en cuenta la observación que se realizó en la Figura  3-2 y Figura  3-3,  
acerca del número de datos en los resultados por campo, en donde se observó que más 
de dos terceras partes provenían de dos campos solamente, y el otro tercio, de los 17 
campos restantes; entonces estos dos campos pueden estar sesgando los resultados en 
la Figura  3-10. Si recalculamos la distribución obviando los datos de estos dos grupos 
observamos la siguiente distribución: 
 
Figura  3-11: Distribución del módulo de permeabilidad de acuerdo al nivel de sensibilidad - 
Homogenizando número de datos por campo. 
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De la figura 3-11, observamos como la frecuencia de los datos contrasta en relación a la 
distribución observada en la figura 3-10, es decir que dado que los dos campo que aportan 
las dos terceras partes de los datos, tienen tendencia a tener valores bajos de módulos de 
permeabilidad; hace que la distribución de la frecuencia de los datos de todos los campos, 
este más recargada hacia este rango. Teniendo en cuenta que la distribución de la figura 
3-11, representa una mejor aproximación al comportamiento del grupo en general; se nota 
para este que la mayoría de los datos (44%) tiene módulos que dice que la permeabilidad  
presenten un sensibilidad media a los esfuerzos. Le sigue muy de cerca el grupo de nivel 
de sensibilidad baja con un 39%. A pesar de ser la más baja, entre las cantidades, la 
frecuencia de rocas con módulos en el rango de nivel de sensibilidad alto; si es importante, 
dado que representa el 17% de los datos.  
Los resultados hasta ahora, plantean la idea de si bien el problema de daño por cambios 
en los esfuerzos mecánicos, se considera crítico en sistemas con presencia de fracturas; 
la evidencias experimentales muestran que en sistemas matriciales y microfracturados, es 
un problema que puede darse en los diferentes niveles, es decir, que puede ser un 
problema leve, pero que también en casos puede ser considerado un problema crítico, al 
presentarse altos niveles de vulnerabilidad por parte de la permeabilidad hacia el esfuerzo 
efectivo.    
 
3.2.1.2.1 Módulo de permeabilidad vs porosidad, permeabilidad:  
 
Después de observado la distribución de los resultados por ubicación y campo, a 
continuación miramos su relación con los propiedades petrofísicas básicas como lo son la 
permeabilidad y la porosidad. Cabe mencionar que dado el protocolo desarrollado, estos 
datos constituyen el producto de los ejercicios experimentales y finalmente son los datos 
tipo, que se cuentan con mayor facilidad para cualquier pozo. Es por esto la necesidad de 
asociarlos con el módulo de permeabilidad con el ánimo de observar si existe o no 
correlación entre estos. Cabe mencionar que las condiciones de porosidad y permeabilidad 
mostradas a continuación, hacen referencia a las propiedades medidas a las condiciones 
iniciales, es decir, a la presión inicial (esfuerzo efectivo inicial) en el yacimiento; cuando el 
esfuerzo efectivo es más bajo. 
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Figura  3-12: Modulo de permeabilidad vs Permeabilidad, Porosidad. 
Figura  3-13: Modulo vs Permeabilidad, Porosidad; (Regiones). 
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Figura  3-14: Modulo vs Porosidad, Permeabilidad (Grupos). 
Figura  3-15: Modulo de permeabilidad vs Porosidad. 
(A) 
(B) 
(C) 
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De las figuras  3-12 a la 3-15, se observa los valores que se obtuvieron de las pruebas 
experimentales para los diferentes campos. Para mejorar la visualización se cuenta con 
una barra lateral que en escala de colores muestra los valores de logaritmo del módulo de 
permeabilidad, dado que este tiene magnitudes inferiores a uno, todos los valores del 
logaritmo son negativos, es decir que según la escala el límite inferior de los módulos es 
de log (1x10-7)= -7 y el límite superior  log (1x10-1)= -1. 
La Figura  3-12 muestra la nube de puntos, graficados en los tres ejes: módulo de 
permeabilidad  en función de la permeabilidad y la porosidad, en escala logarítmica para 
el modulo y la permeabilidad. La nube de puntos muestra una alta dispersión entre los 
datos, de primera mano, es difícil establecer algún tipo de tendencia. Básicamente la 
información más relevante de esta gráfica, es básicamente el conocimiento de toda la 
información de la que se cuenta y la ausencia de alguna tendencia evidente notable 
visualmente.  
De las Figura  3-13  y Figura  3-14, se muestra la relación entre la permeabilidad vs 
porosidad, y en la barra de color el módulo de permeabilidad. De ante mano se nota una 
alta dispersión entre la porosidad y la permeabilidad. Esto es esperable, dado que se 
incluyen muestras de diferentes yacimientos y al momento de contrastarse se observan 
diferentes grupos de rocas. Respecto al módulo de permeabilidad, se observa que en 
valores bajos de permeabilidad y porosidad, los valores del módulo son más grandes 
(regiones I-II); podemos pensar que los datos en la región uno y dos, de porosidades 
menores a 5% y permeabilidades más altas (grupo A); pueden corresponder a sistemas 
microfacturados, en donde esta condición hace que muestren una alta sensibilidad a los 
esfuerzos y se presentan valores altos de módulos de permeabilidad. A medida de que los 
valores de porosidad y permeabilidad son más altos, se observan dos  tendencias; para el 
grupo B disminuyen los valores de módulo de permeabilidad, mientras que el grupo C se 
observan valores estables de módulos.  
En la Figura  3-15, se muestran los valores de módulos en función a la porosidad; esta 
grafica básicamente muestra nuevamente una alta dispersión y una alta heterogeneidad 
de los datos. Mas sin embargo un tendencia importante de observar es el hecho de que se 
observan una mayor densidad de datos altos de módulos en valores bajos de porosidad 
(<5%). Mientras que para porosidades mas altas, se encuentran valores en todo el rango. 
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 Finalmente cabe nombrar que de los resultados iniciales, no se observa una tendencia 
clara, tal vez la mejor experiencia fue al graficar los valores de módulos vs permeabilidad 
(Figura  3-8); en esta grafica por lo menos se observó que la nube de datos seguía una 
tendencia notable, por lo menos gráficamente. Otra anotación importante es que de las 
evidencias muestran que la función de Modulo vs Permeabilidad, Porosidad, es altamente 
dependiente del tipo de roca, es decir que al graficar estas dos últimas, se observan un 
grupo muy heterogéneo de rocas, pero al contrastar con el módulo de permeabilidad, se 
observaron algunas tendencias por zonas o grupos de roca. Es claro que es necesario 
realizar un análisis estadístico y de regresión no lineal para demostrar cuantitativamente 
que grado de correlación existe entre las variables; este análisis se hará en las secciones 
posteriores. 
 
3.2.2   Determinación de coeficientes inerciales: 
 
A continuación procedemos a mostrar los coeficientes de inerciales obtenidos con base en 
el protocolo experimental propuesto (ver sección  2.3.3). Después de obtenidos los valores 
de permeabilidad en función de la tasa, se procede a determinación de los coeficientes de 
fricción según el procedimiento descrito en la sección 2.3.3, que consiste en graficar los 
valores de caída de presión en función de la tasa, junto con las propiedades del gas y de 
la pendiente de la gráfica se lee el valor del coeficiente (ver Figura  2-17). El procedimiento 
de compilado y procesamiento de datos corresponde un proceso más sencillo  en 
comparación a la determinación de los módulos de permeabilidad expuestos en la sección 
anterior.  
 
La figura 3-16 muestra la distribución de los resultados para todos los campos de los que 
se disponía. De esta grafica se observa que los datos más comunes se concentran en el 
rango de 1x106 y 1x108; y la media para todo el grupo está alrededor de 1x109.    
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Figura  3-16: Distribución de los coeficientes de fricción. 
Figura  3-17: Distribución de coeficientes de fricción por cuenca. 
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Figura  3-18: Coeficiente de fricción vs Permeabilidad, porosidad. 
Figura  3-19: Coeficiente de fricción vs Log(permeabilidad), Porosidad. 
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Las figuras 3-17 a 3-20, muestra la relación entre los coeficientes de fricción la 
permeabilidad y la porosidad desde diferentes perspectivas. En primer lugar en la Figura  
3-17 observamos los valores de coeficiente por cuenca, de la gráfica observamos que en 
general todos los datos muestran un fuerte dependencia de la permeabilidad, que no tiene 
nada que ver con el tipo de cuenca; es decir, que todos los datos siguen la misma tendencia 
pero no se observa regionalización entre los datos.  
Figura  3-20: Superficie: Coeficiente de fricción vs Permeabilidad, Porosidad. 
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La Figura  3-18 muestra con más claridad el hecho que los valores de coeficiente de fricción 
y permeabilidad están estrechamente relacionados; todos muestran una tendencia lineal 
decreciente al graficarse en escala doblemente logarítmica. Este comportamiento es muy 
afín con el descrito en la literatura (ver Figura  2-18). Otra observación importante de esta 
gráfica, refiere al comportamiento de la porosidad, de la escala de colores que refiere al 
valore de porosidad en cada pareja datos. De la gráfica se observa que medida que los 
valores de coeficientes se hace más pequeño (que también corresponde a mayores 
permeabilidades), la porosidad es más alta. Este hecho es congruente con la idea de que 
en medida que se tenga mayor área disponible al flujo (permeabilidad, porosidad), las 
pérdidas de energía por efecto de la fricción, se hacen más pequeñas.   
La Figura  3-19 muestra en un plano la porosidad y logaritmo de la permeabilidad, y en el 
eje z el coeficiente de fricción. Si se observa la zona marcada por el elipse, en esta se 
registran los valores más altos del coeficientes que coinciden con la zona de valores más 
bajos de permeabilidad y porosidad. En seguida de esta zona se presenta un cambio en 
el coeficiente, proporcionalmente inverso a la porosidad y permeabilidad. Esta grafica 
muestra la estrecha relación entre las variables, y la relación entre coeficiente de fricción y 
el área efectiva de flujo.  
Finalmente en la Figura  3-20 se muestra la superficie generada por los puntos graficados 
en el espacio del coeficiente de fricción y las propiedades petrofísicas. La superficie sigue 
la interpolación a partir del comportamiento de los puntos medidos, es decir que la 
superficie suaviza los datos y extrapola los datos formando la superficie. De la superficie 
se ve la misma tendencia de las figura 3-19, es decir una disminución del coeficiente en 
fricción en función al aumento de las propiedades petrofísicas.  
 
3.2.3   Análisis de regresión múltiple y correlaciones:  
Hasta el momento hemos identificado algunos aspectos gráficos que muestran relaciones 
entre las variables, en algunos casos más que otros; ahora que se necesita una medida 
numérica que complemente al gráfico y que independientemente de las dimensiones de 
los valores de las variables, nos informe sobre la fuerza de la relación existente. A 
continuación en esta sección procedemos a analizar los datos mostrados en la sección 
anterior. El análisis consiste en el uso de la técnica estadística de regresión múltiple, para 
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la determinación de modelos que puedan ser llevados a correlaciones y que expliquen la 
variabilidad y relación entre los datos. Dado que para ambos casos (módulos de 
permeabilidad y coeficiente de fricción), la determinación de las correlaciones se hace por 
medio de regresiones múltiples no lineales; se estiman parámetros estadísticos y análisis 
del residuo que permitan evidenciar cuantitativamente, el grado de ajuste. En la primera 
sección observamos el análisis de resultados de los módulos de permeabilidad, en la 
segunda sección los correspondientes a los coeficientes de fricción. El procedimiento de 
análisis estadístico de los datos se desarrolló con el software Data.fit. 
 
3.2.3.1 Para el módulo de permeabilidad: 
 
Para el módulo de permeabilidad de la sección anterior observamos un alta dispersión de 
los datos, por lo menos a nivel visual, esto a pesar de que al momento de observar la 
gráfica de modulo en función de la permeabilidad (Figura  3-8), se observe algún grado de 
relación, que muestra un comportamiento decreciente del módulo en medida que la 
permeabilidad aumenta.   
Del análisis por regresión no lineal múltiple se observó que la ecuación matemática que  
mejor resumen la dependencia del módulo a las variables de porosidad y permeabilidad, 
corresponde al expresado por la ecuación 3.1: 
 
𝛾 = 𝑎(𝑏∅)𝐾𝑐                                                                        (3.1) 
 
La ecuación 3,1, tiene implícito tres constantes, a, b y c, que para el caso, los valores se 
muestran en la tabla 3-3. Los valores de las constantes se acompañan del valor de 
desviación estándar, calculados en términos de los intervalos de confianza. El parámetro 
t-ratio muestra es la relación  entre desviación estándar y el valor de este mismo; lo que 
quiere decir que en medida que este valor se acerque a cero, los valores de desviación 
son relativamente bajos, es decir, que valor del parámetro es confiable. Para el caso de 
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las tres variables se aprecia es el valor del parámetro c, constituye el valor menos confiable, 
en términos que la desviación es muy alta.  
 
Tabla 3-3: Parámetros de la ecuación 3.1. 
Variable Valor  Error estándar t-ratio 
a 1.8856E-03 4.2596E-05 2.3% 
b 8.4013E-01 3.4878E-03 0.4% 
c -3.2000E-02 4.4495E-03 -14% 
   
 
A continuación se gráficamente la superficie generada por la ecuación 3.1, junto con los 
puntos de medición, en términos de observar  gráficamente el grado de ajuste a los datos. 
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Figura  3-21: Superficie de ajuste a los datos de módulos de permeabilidad. 
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En las figuras 3-21 y 3-22, se observa  el plano de ajuste a los datos de módulos de 
permeabilidad en función de la porosidad y la permeabilidad. De las gráficas se aprecia 
que el modelo de ajuste, logra una superficie inclinada que atraviesa por medio de la nube 
de puntos y mantiene una tendencia decreciente hacia los valores de alta porosidad, en 
todo el rango de la permeabilidad, a pesar de mostrarse alguna inclinación hacia los 
valores altos de permeabilidad. Esta  superficie generada sigue la tendencia promedio de 
los datos, pero dada la alta dispersión de los datos, no representa bien casos puntuales; 
es de esperar que para la mayoría de las parejas de datos de porosidad y permeabilidad, 
los valores estén sud/sobre estimados.   
Ahora que en términos cuantitativos en la estimación del nivel de incertidumbre para la 
superficie de ajuste planteada, a continuación se procede a mostrar los parámetros 
estadísticos: 
 
Figura  3-23: Parámetros estadísticos para la superficie de ajuste. 
Parámetro estadístico  Valor 
Coefficient of Multiple Determination (R^2)  0.4519 
Sum of Residuals  0.0063 
Average Residual  1.06E-06 
MMRE  2,936 
Durbin-Watson statistic 0.6506 
  
Figura  3-22. Planos de la superficie de ajuste a los datos de módulos de permeabilidad. 
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El primero de los parámetros estadísticos, constituye el coeficiente de determinación 
múltiple (R2), el que muestra cuantitativamente la fuerza de la relación existente entre la 
variable dependiente y las variables independientes. Se define el nivel de representatividad 
del modelo estadístico (calidad del modelo) de acuerdo al valor en que  distan mucho de 
los valores medidos y calculados por el modelo, R2 será más cercano a cero si las variables 
no presentan relación; en caso contrario los valores se acercaran a uno. Para el caso de 
estudio el valor es de 0.452, el que solo el 45% de la datos pueden ser explicados por el 
modelo (ecuación) planteada; en términos estadísticos este no es un valor bueno; ahora 
que esto no habla precisamente de la capacidad predictiva del modelo, solo de la 
capacidad explicativa. El segundo parámetro (0.0063) hace referencia a la suma de los 
residuos (la diferencia entre el valor medido menos el valor calculado); este es 
comparadamente alto dado el orden el que se mueve el módulo de permeabilidad. En 
seguida observamos  el valor promedio de residuo el que tiene orden de 1x10-6; 
nuevamente se observa un valor promedio de los residuos es alto, con relación al orden 
de magnitud de los valores. Finalmente los dos últimos estadísticos hacen referencia al 
MMRE (magnitud media del error relativo) el que habla de la capacidad de predicción del 
modelo (un modelo es bueno para predecir si MMRE<0,25) en este caso es de 2,936 que 
no refleja una buena capacidad predictiva del modelo. El estadístico de Durbin-Watson 
muestra  que tan homogéneo son los residuos, para un modelo de ajuste se espera que 
los residuos tiendan a ser homogéneos. Un valor de 0,5 acercándose a cero implica que 
todos los residuos son homogéneos o próximos; ahora que si los valores se acercan a dos, 
los errores son heterogéneos o negativamente correlacionables. Para el caso de estudio 
el valor se puede pensar que se acerca a los valores a negativamente correlacionables, 
esto da idea de la heterogeneidad de los datos.  
 
Análisis del residuo:  
Como parte del análisis de regresión múltiple, es común probar la capacidad  de un modelo 
ajustado (correlación) a través del análisis de residuo en donde básicamente se suele 
esperar que el residuo cumpla con las siguientes características:  
 El residuo tiene que tender a cero (distribución normal centrada en cero). 
 Residuos con varianza constante (distribución tendiente a cero en el grafico 
Residuo vs Valor estimado).  
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La figura 3-24 (A), muestra el residuo, es decir la diferencia entre el valor medido y el valor 
que arroja la correlación (ecuación  3.1), si la correlación es buena, se espera que los 
valores estén todos muy cercanos a cero; en caso contrario, los valores pueden mostraran 
mayor desfase. Para el caso de estudio observamos como en el plano que incluye a la 
permeabilidad y el modulo, el residuo toma valores muy altos; la dispersión de puntos es 
tal, que indica mayor desajuste entre la correlación y los datos.  De la figura 3-24 (B), se 
observa la distribución del residuo, como vemos esta tiene una distribución centrada en el 
cero, lo que implica que por los menos en términos del residuo el modelo ajustado es 
Figura  3-24: Análisis del residuo para el modelo de ajuste del modulo de permeabilidad. 
(A) (B) 
(C) 
(D) 
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bueno. De la figura (C) se observa que a pesar que los valores están más concentrados 
en la entrada, la distribución se observa homogénea, lo que muestra que aparentemente, 
varianza es constante. Finalmente se observa en la figura (D) el  residuo normalizado, esta 
muestra combina los dos criterios anteriores, en términos de que en medida que la curva 
de datos (azul) se acerca a la línea, los datos de residuos tiende a ser distribuidos 
normalmente alrededor del valor cero, ahora que la curva se aleja en cierta forma con un 
comportamiento en forma de “s”, este comportamiento es común de datos con varianzas 
no constantes.  
Del análisis de los estadísticos y del residuo, se puede concluir que el modelo de ajuste 
(ecuación 3.1) no presenta una buena capacidad explicativa ni predictiva para los datos de 
módulos de permeabilidad como variable dependiente y la porosidad y permeabilidad, 
como variables dependientes. A pesar de esto, el análisis de residuo muestra que es el 
mejor modelo que puede ajustarse a este conjunto de datos.  
3.2.3.2 Para el coeficiente de fricción: 
Como se observó en la sección 3.2.2, los valores de los coeficientes a diferencia de los 
valores del módulo, muestran una dependencia mucho más fuerte, de la porosidad y 
permeabilidad y en especial de la permeabilidad. A continuación procedemos a observar 
cuantitativamente el grado de dependencia entre las variables y si estas pueden explicar y 
predecir el comportamiento de estas otras. 
El proceso de regresión no lineal arrojo que para los valores medidos una posible expresión 
matemática que resume su relación se muestra en la ecuación 3.2: 
 
 𝛽 = 𝑎(𝑏∅)𝐾𝑐                                                                        (3.2) 
 
La ecuación 3.2 es básicamente la misma ecuación 3.1, ahora que para el caso de los 
valores de las variables tenemos que son:  
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Tabla 3-4: Parámetros para ecuación 3.2. 
Variable Valor  Error estándar t-ratio 
A 140043503030.2 19118511754.7 14% 
B 1.096638 0.002946 0.3% 
c -1.588135 0.017276 -1.1% 
 
La superficie de ajuste generada por la ecuación 3.2 incluyendo los parámetros de la tabla 
3-4, generan las siguientes superficies de ajuste:  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
 
 
 
Figura  3-25: Superficie de ajuste al coeficiente de fricción. 
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De la figura 3-25 se observa como el plano trazado por la ecuación 3.2, se aproxima muy 
bien al comportamiento de los puntos, este comportamiento se puede deber al hecho de 
que la gráfica de permeabilidad vs coeficiente de fricción se aproxima fuertemente a una 
línea, esto quiere decir que el plano que contiene esta línea, se aproximara muy a los 
datos. A continuación veremos los parámetros estadísticos que muestran 
cuantitativamente el nivel de ajuste de la superficie de ajuste.  
 
Tabla 3-5: Parámetros estadísticos del modelo ajustado al coeficiente de fricción. 
Parámetro estadístico  Valor 
Coefficient of Multiple Determination (R^2)  0.9736 
Sum of Residuals  2.90E+17 
Average Residual  4.99E+13 
MMRE 5 
Durbin-Watson statistic 1.8055 
 
La tabla 3-5, muestra los parámetros estadísticos determinados para los modelos 
ajustados que expresa la ecuación 3.2. Como se observa del coeficiente de determinación 
múltiple, el ajuste logrado por la superficie es muy bueno; este quiere decir que la ecuación 
3.2 es capaz de explicar el 97% de la variabilidad de los datos. A pesar de esto los valores 
de suma y promedio de los residuales, muestran valores muy altos; esto se debe al orden 
de la magnitud de los coeficientes de fricción, en términos de entender mejor el residuo, 
en la siguiente sección se analiza con más detalle. Para la magnitud media del error relativo 
(MMRE) se muestra un valor más alto de lo esperado para afirmar que el modelo es bueno 
en términos de predicción. Finalmente el estadístico de Durbin Watson muestra un valor 
mejor a 2 (1.8), el que puede dar información que la distribución del error es homogénea.   
 
Análisis del residuo:  
A continuación revisaremos los gráficos de análisis de residuos, los que dan idea de la 
validez de la aproximación realizada por la ecuación 3.2.  
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De la figura 3-26 las gráficas A y C muestran el comportamiento del residuo en función de 
la permeabilidad, porosidad (A) y del Beta calculado (B); de esas dos figuras observamos 
que le residuo se mantiene muy estable en general para casi todos los valores, ahora que 
en el momento en que se tiene valores altos de Beta o valores bajos de permeabilidad la 
dispersión aumenta; los que quiere decir que en valores bajos el modelo de ajuste presenta  
algo más de desviación, pero no es crítica. De las figuras B y D, observamos que la curva 
de ajuste representa bien los datos en términos que el residuo se distribuye normalmente 
alrededor del valor cero (B); además de que la desviación es constante para la mayoría de 
los datos.  
Del análisis estadístico anterior se puede concluir que el modelo presentado por la 
ecuación 3.2, ajusta bien para el conjunto de datos que relaciona al coeficiente de fricción 
con la permeabilidad y porosidad. Este quiere decir que se puede lograr un buen estimativo 
del coeficiente de fricción a partir del valor de porosidad y permeabilidad y usando la 
ecuación 3.2. 
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Figura  3-26: Análisis del residuo coeficiente de fricción. 
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Análisis comparativo entre correlaciones deducidas:  
Como se nombró en la sección 2.3.3, existen varias correlaciones que permiten estimar el 
coeficiente de fricción a partir de los datos de permeabilidad y porosidad. En general todas 
las relaciones matemáticas mantienen la misma forma, sea bien las que dependen 
únicamente de la permeabilidad, como las que dependen de la porosidad y la 
permeabilidad. La forma típica de las ecuaciones generalmente ajusta a las siguientes 
formas: 
 
𝛽 =
𝑎
∅𝑏𝐾𝑐
                                                                           (3.3) 
 
𝛽 =
𝑎
𝐾𝑏
                                                                             (3.4) 
 
Si ajustamos los parámetros de la ecuaciones 3.3 y 3.4 hasta que se logre el mejor ajuste 
a los datos medidos, obtendremos los siguientes valores de a, b y c:  
 
Tabla 3-6: Parámetros de las ecuaciones 3.3 y 3.4. 
 
Variable Ecuación 3.3 Ecuación 3.4 
a 382892865771.9 123906254728.6 
b 0.5687 1.35579 
c 1.2796 N/A 
 
 
Todos los parámetros, tanto de de las ecuaciones  3.3 y 3.4, aplica que [K]=mD, [Φ]=% y 
[β]=1/ft. Con el ánimo de observar el grado de ajuste de cada una de las expresiones 
planteadas para hallar el coeficiente inercial, a continuación observamos el grado de ajuste 
para los datos, simplemente graficando en la abscisa  los valores de Beta medidos y en la 
ordenada los valores de Beta calculados para cada uno de los modelos (ecuaciones 3.2, 
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3.3 y 3.4). La ecuación que ajuste mas, es aquella cuyos resultados en la grafica, muestren 
un recta, con pendiente uno y corte en el origen. Esto quiere decir en coordenadas log – 
log que tanto el parámetro que multiplica a x como el parámetro exponencial de x tiene que 
tender a uno.   
  
Figura  3-27: Paralelo entre las ecuaciones 3.2, 3.3 y 3.4. 
 
 
De la figura 3-27 podemos confirmar que la mejor aproximación a los datos se logra por el 
modelo de ajuste representado por la ecuación 3.2, dado que del cruce de los datos 
medidos y calculados logra mejores acercamientos a uno por parte de los valores del 
exponencial y  multiplicando de x; en comparación con los otros dos modelos 
representados por las ecuaciones 3.3 y 3.4 (en coordenadas cartesianas esto implica 
pendiente igual a uno y punto de corte en el origen).  Esto quiere decir que logra valores 
más próximos a los valores medidos.   
De esta sección observamos que a partir de los resultados experimentales, es posible 
establecer una expresión matemática que  describa con  un buen grado de ajuste, el 
comportamiento entre el coeficiente de fricción y las propiedades petrofísicas (porosidad y 
permeabilidad) de la roca. 
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 Ahora que en el caso del módulo de permeabilidad, el análisis de regresión múltiple 
evidencio una clara ausencia de correlación estadística para los modelos ajustados. Esto 
puede ser una consecuencia de la heterogeneidad del grupo, dado que las muestras 
provienen de diferentes campos con propiedades en un rango de amplio de valores y a 
pesar de que gráficamente se establecen algunas tendencias por grupos de rocas, no se 
estableció un comportamiento típico general.  
Es de esta forma que se hace necesario involucrar nuevos conceptos que permitan asociar 
el tipo de roca, propiedades mecánicas y las propiedades petrofísicas; en términos  de 
lograr resultados correlacionables.  
 
3.3 Reajuste de las correlaciones para el módulo de 
permeabilidad usando el concepto de unidades 
hidráulicas 
El comportamiento mecánico de las rocas está determinado por factores propios como: la 
composición y litología de las rocas, grados de cementación y alteración, el tipo de material 
de cementación, compresibilidad de la matriz, la porosidad y la permeabilidad; propiedades 
que son determinadas por el ambiente de depocitación y el proceso diagenetico. Teniendo 
en cuenta que el módulo de permeabilidad asocia el cambio en la capacidad de flujo por 
la deformación (efecto del cambio de los esfuerzo); implica que el comportamiento 
mecánico de la roca también determina el valor de los módulos para una roca determinada. 
Entonces podemos pensar que el módulo de permeabilidad es una propiedad única de 
cada roca y está determinada implícitamente por el comportamiento mecánico de la roca 
que es desarrollado en el proceso de formación de la roca.  
Ahora que teniendo en cuenta el concepto de unidades hidráulicas que las define como 
“un elemento representativo del volumen total de la roca yacimiento, dentro de la cual las 
propiedades geológicas y petrofísicas que afectan el flujo de fluidos son internamente 
consistentes y predeciblemente diferentes de las propiedades de otro volumen de roca” 
[62]. Nos lleva a pensar en la posibilidad que dentro de estas propiedades definidas para 
las unidades hidráulicas, sea el módulo de permeabilidad también un valor propio de cada 
UH. El concepto de unidades hidráulicas y la metodología para la determinación, se 
describen en el anexo A. 
76 El Efecto de la tasa de flujo y los esfuerzos en la pérdida de productividad de 
yacimientos petrolíferos 
 
Las unidades de flujo tienen las siguientes características [1], [57], [58], [62]–[64]: 
 
1. Una unidad de flujo es un volumen específico del reservorio, controlado por las 
características geológicas y petrofísicas del yacimiento. 
2. Una unidad de flujo es correlativa y mapeable en la escala de intervalo. 
3. La zonificación de las unidades de flujo son reconocibles en registros wire-line. 
4. Están  condicionadas por propiedades micro como el tamaño y geometría del poro 
a nivel macro por las estructuras sedimentarias: laminaciones y estratificaciones 
(facies). 
5. Están gobernadas por procesos depositacionales (que determinan tamaño de 
grano y escogimiento) y diagenéticos (que determinan tipo y cantidad de matriz, 
grano y cemento). 
 
El parámetro más importante y que define cada unidad hidráulica es el índice de zona de 
flujo (FZI) que según el concepto, tiene un valor único y verdadero para cada tipo de roca 
[57], [58]. Para la determinación de las unidades hidráulicas se utiliza como input registros 
de permeabilidad y porosidad de núcleos georreferenciados a lo largo del espesor de la 
zona de interés; de donde a través del procesos planteado por Amaeful [57], [58], se 
identifican tipos de rocas con propiedades petrofísicas y geológicas específicas y 
diferenciales de los demás grupos.  
Amaeful sugirió basado en un experimento, que las unidades de flujo mantienen un 
estrecha relación con la sensibilidad a la deformación y el nivel de turbulencia que pueden 
desarrollarse en el medio a partir de un ejercicio que plantea en su trabajo [58].  
3.3.1 Metodología para la determinación de UH: 
La metodología para la determinación de unidades hidráulicas fue propuesta por Amaeful 
[58], a pesar de que posteriormente se han sugerido algunas modificaciones [1], la 
metodología propuesta por Amaeful sigue siendo comúnmente aceptada y usada. Esta 
metodología se describe en el Anexo (A).  
Inicialmente se identifica el pozo y el valor de profundidad, permeabilidad y porosidad para 
cada una de las muestras de rocas. Consideremos el siguiente caso correspondiente a un 
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pozo perteneciente a un campo de la cuenca de los llanos orientales. En la figura 3-28, se 
presenta los valores de módulo de permeabilidad, porosidad y permeabilidad para la zona 
de interés en el pozo de análisis; de la figura se señala el límite en el valor del módulo de 
permeabilidad, a partir del cual se considera que el efecto de los esfuerzos comienza a ser 
considerable. Como se observa existen varias mediciones que superan este límite, aunque 
el mayor porcentaje de las medidas está por debajo.  
 Identificados los valores porosidad - permeabilidad y distribución a través del pozo, se 
procede a realizar el grafico de porosidad y permeabilidad, para observar si se evidencia 
algún tipo de tendencia, que permita identificar si se tiene solo un tipo de roca. La figura 3-
29 muestra el comportamiento de la permeabilidad con la porosidad. Es evidente de la 
gráfica una alta dispersión de los valores, lo que permite concluir que coexisten en la misma 
formación productora, diferentes tipos de roca que muestran comportamientos 
diferenciables a los otros grupos. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura  3-28: Datos para el pozo de análisis por UH. 
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Tabla 3-7: Datos definidos para las unidades 
 hidráulicas del pozo de análisis.                                                  
  FZI Φ Prom K Prom γ prom 
UH1 0.7209 4.8 0.16 3.50E-04 
UH2 1.4238 5.1 0.65 1.95E-04 
UH3 2.7369 6.7 4.19 7.09E-05 
UH4 4.8285 7.1 13.30 5.15E-05 
UH5 8.2879 6.0 27.58 1.02E-04 
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Figura  3-29: Porosidad y permeabilidad del pozo del análisis UH. 
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Dado que se observó que existe más de un tipo de roca, se procede a calcular los 
paramaros que definen las unidades hidráulicas. El procedimiento descrito en la anexo, 
plantea el cálculo de los parámetros:  𝑅𝑄𝐼 (ecuación A.4)  índice de calidad de yacimiento 
(Reservoir Quality Index) y ∅𝑧 (ecuación A.5) es la porosidad del grupo normalizada y 
finalmente el 𝐹𝑍𝐼 (ecuación A.2) que se define como el indicador de zona flujo (Flow Zone 
Indicator). Mediante análisis estadístico se defienden el número de unidades (grupos) y se 
identifican que datos corresponden a cada grupo (homogeneidad entre cada grupo); 
finalmente se halla la curva que ajusta al grupo y puede representar el valor de FZI de cada 
grupo. El proceso al final muestra el número de tipos de roca existente en espesor de 
análisis, y el valor del indicador de zona de flujo, representativo para cada grupo. De este 
análisis se muestra en la figura 3-29 (B), que en el pozo de análisis existen cinco diferentes 
tipos de roca (Unidad Hidráulica).  
Organizando en profundidad la distribución de las cinco unidades hidráulicas encontradas 
para el pozo de análisis, se observa la disposición en profundad de los tipos de roca en el 
pozo (figura 3- 30).  De esta figura notamos que las cinco unidades se distribuyen a lo 
extenso de la formación de análisis. Existen varios detalles a tener en cuenta de la 
zonificación que se realizó para el pozo. El primero de ellos corresponde a las propiedades 
petrofísicas promedias, para cada unidad (Tabla 3-7); se nota que en general la tendencia 
es al aumento de estas, conforme aumenta el FZI, ahora se hace  claridad de que no es el 
caso para todas las UH.  
Tal vez el detalle más transcendental que podemos realizar de la figura 3-30, es el hecho 
de que las rocas que superan el límite del nivel de sensibilidad esfuerzo – permeabilidad 
medio (sección 2.2.6), son en general las UH 1 y 2; y en menor cantidad la de UH 5. La 
tabla 3-7, muestra el promedio de los módulos de permeabilidad, de los que se observa 
que aparentemente existe un comportamiento propio para cada UH, es decir, está 
relacionado con el indicador de zona de flujo (FZI). Esta observación refuerza la idea 
planteada por Amaeful, quien sugiere que cada tipo de roca defino por el FZI, tiene un 
comportamiento mecánico propio y diferente a las demás UH [58].   
Este comportamiento evidenciado por el caso de análisis plantea la expectativa de una 
posible relación entre módulo de permeabilidad e Indicé de zona de flujo (FZI), es decir, 
Unidad hidráulica.   
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3.3.2  Relación módulo de permeabilidad -  índice de zona de 
flujo (FZI): 
Conforme a los indicios arrojados en el análisis del caso anterior, acerca  de la posible 
relación entre el índice de zona de flujo y el comportamiento de la permeabilidad. A 
continuación procedemos a determinar el módulo de permeabilidad promedio para cada 
una de las unidades de flujo encontradas por medio de la metodología expuesta en la 
sección anterior, aplicada a cada pozo en la base de datos que contaba con información 
suficiente.  
Un hecho importante en este punto de análisis de datos, lo constituye la determinación 
apropiada de los valores correctos de módulo de permeabilidad para cada  grupo o unidad 
de flujo. La metodología para determinar el valor promedio de módulo de permeabilidad 
para cada una de las unidades hidráulicas, consistió en la construcción de graficas boxplot;  
que permite hacer el análisis por grupos de datos, dado que esta, evidencia en donde se 
concentran el 50% de los datos (caja), los valores máximos y mínimos; finalmente los 
valores extremos que se salen de la tendencia grupal y la media del grupo sin tomar en 
cuenta estos datos que se alejan de la tendencia grupal y pueden sesgar un valor promedio 
representativo si se tienen en cuenta.  
Figura  3-31: Módulos de permeabilidad para las UH en uno de los campos de análisis. 
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A manera de ejemplo, en la figura 3-31 muestra los módulos de permeabilidad para las 
diferentes unidades hidráulicas en los pozos de uno de los campos que se involucraron en 
el estudio. La primera de las observaciones de la gráfica 3-31, es el hecho de que en 
general se nota una tendencia a disminuir el modulo promedio, en cada UH, es decir que 
aparentemente está relacionado con el FZI. Otro detalle notorio es el hecho de que las 
nueve unidades hidráulicas, seis tienen valores que se salen de la tendencia grupal, 
adicionalmente, los datos que tienen esos valores extremos, muestran  también, que son 
precisamente, las unidades que evidencian menor dispersión entre  los datos (las cajas 
son más pequeñas).   
La figura 3-32, muestran los valores de módulos de permeabilidad promedios ajustados, 
es decir tomando los promedios en el grupo, descontando los valores que 
estadísticamente, se demuestra que se alejan  estrictamente de la tendencia grupal; para 
las demás unidades hidráulicas, halladas en los diferentes campos.  
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Figura  3-32: Modulo de permeabilidad promedio vs FZI. 
82 El Efecto de la tasa de flujo y los esfuerzos en la pérdida de productividad de 
yacimientos petrolíferos 
 
Es claro el hecho de que dadas las distribuciones de los datos log-normal (figura 3-32), es 
necesario graficar los datos en escala log-log para tratar de evidenciar tendencias. De la 
figura 3-32 se observa también una alta dispersión entre los datos, sobre todo en los 
valores medios de FZI. Conforme a este comportamiento y a la presencia de “saltos” en 
las gráficas de frecuencia, se concluye que el grupo de datos de análisis es muy 
heterogéneo. Es decir que si tratáramos de validar algún tipo de correlación, es muy 
probable que tengamos problemas con los niveles de confianza de esta aproximación.  
Se observa que de alguna forma están relacionados el índice de zona de flujo y el módulo 
de permeabilidad, es decir, cada unidad hidráulica, responde a unas propiedades que se 
desarrollan en la diagénesis de la roca, de donde podemos, en algún sentido, encontrar 
relación entre las propiedades petrofísicas, mecánicas de la roca y el tipo de roca presente 
entre el yacimiento. Ahora que esta relación, como lo hemos visto hasta momento, 
aparentemente no sigue ninguna tendencia.  
En la próxima sección incluimos el tipo de yacimiento, como un criterio fundamental al 
momento de definir el comportamiento de la permeabilidad en función de los esfuerzos 
aplicados sobre la roca, para cada unidad hidráulica. Estos tipos de yacimiento 
discretizados de acuerdo a la distribución de propiedades observadas para todos los 
campos que se reportan y el tipo de yacimiento del que proviene cada dato (Figura  3-14).   
 
3.3.2.1 Análisis del módulo de permeabilidad y FZI por 
tipo de yacimiento: 
 
En la figura 3-33 se muestra el comportamiento del logaritmo del módulo de permeabilidad 
(en escala de colores), en función de la porosidad y el logaritmo de la permeabilidad. Como 
se observa, dentro de la gráfica se muestran grupos de datos que mantienen un 
comportamiento específico. De forma congruente, si observamos el tipo de roca yacimiento 
del que proviene el dato, podemos discretizar el conjunto de datos en tres grupos bien 
definidos. El primero de ellos agrupa los datos que provienen de campos cuya roca 
corresponde a una arenisca homogénea con niveles de consolidación bajos, es decir que 
estas reflejan altos valores de permeabilidad y porosidad y en general el tipo de fluido 
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presente, corresponden a crudo pesados hasta el rango de extrapesados. En el segundo 
grupo están los campos cuya roca yacimiento son areniscas homogéneas y consolidadas; 
estas mantienen valores de propiedades petrofísicas en todo el rango de valores, 
correspondiente a una gran variedad de campos y crudos en todo el espectro de 
gravedades API.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Finalmente en el último grupo están todos los campos en los que la roca reservorio 
evidencia algún grado de fracturamiento; en general dada la escala de las muestras de 
roca para laboratorio, este fracturamiento corresponde en su gran mayoría, a 
microfracturamiento. Estas rocas en general exhiben valores bajos de porosidad en 
contraste a los altos valores de permeabilidad, dada la presencia de estas microfracturas 
que se convierten en canales preferenciales del flujo. Es posible que dentro del estudio se 
involucren muestras con escalas de heterogeneidades más grandes, pero para el caso de 
este estudio agrupamos todo en el grupo de microfracturados, dado que si pretendiéramos 
incluir el tema formal de fracturas, involucraría el desarrollo de una estrategia adicional 
Figura  3-33: Módulos de permeabilidad por tipo de yacimiento. 
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para estudiar el comportamiento particular de las fracturas  y el impacto en la productividad, 
cuyo trabajo está por fuera del objetivo de este estudio.  
Si nuevamente graficamos los módulos de permeabilidad en función del índice de zona de 
flujo (FZI) para cada uno de los tipos de yacimientos que se nombraron (figura 3-34), se 
observa una aparente disminución en los niveles de dispersión entre los datos; 
(nombramos aparente por el hecho de que puede ser asunto de la escala que se utiliza 
para presentar la gráfica)  lo que implicaría un estrecha relación entre las variables que es 
función del tipo de roca que se está analizando.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Ahora bien que solo el análisis estadístico de los datos por grupos, nos dará la evidencia 
suficiente para plantear si realmente las variables estudiadas tienen algún grado de 
correlación y si esta es significativa, que tipo de expresión matemática me resume la 
relación entre estas.  
 
Figura  3-34: Módulos de permeabilidad vs FZI por tipo de yacimiento. 
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Figura  3-35: Ajuste de curva por regresión de los módulos de permeabilidad y FZI. 
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3.3.3 Análisis de regresión y correlación: 
En esta sección observaremos estadísticamente que tipo de relación existe entre el módulo 
de permeabilidad con el FZI, para cada tipo de roca. En primer lugar observamos 
gráficamente del análisis de regresión con la curva que describe el mejor ajuste para cada 
uno de los grupos de datos (figura 3-35). En  la figura se observa un comportamiento 
decreciente con el aumento del índice de zona de flujo, para rocas consolidadas y poco 
consolidadas; en contraste a esto, en roca microfracturadas se aprecia un comportamiento 
creciente.  
Del análisis por regresión no lineal se observó que la ecuación matemática que mejor 
resumen la dependencia del módulo de permeabilidad al índice de zona de flujo (Figura 3-
35), para cada uno de los tipos de roca yacimientos corresponde al expresado por la 
ecuación 3.5: 
 
𝛾 = 𝑎𝐹𝑍𝐼𝑏                                                                        (3.5) 
 
La ecuación 3.5, tiene implícito dos constantes, a y b, cuyos valores se muestran en las 
tabla 3-8, 3-9 y 3-10. Los valores de las constantes se acompañan del valor de desviación 
estándar, que muestra los intervalos de confianza y el t-ratio (es decir la relación desviación 
estándar, valor del parámetro). Para todas las variables se mantiene una baja variabilidad, 
con valores por debajo de 13%; esto quiere decir que con variaciones menores al 10% 
para el parámetro a, y menores al 13% del parámetro b,  se logran barrer todos los datos 
medidos; esto para el caso de los microfracturados, que es el caso más crítico, los otros 
casos exhiben mejor comportamiento. Esto daría a pensar que la aproximación por 
regresión expresada por la ecuación 3.5 y con parámetros mostrados en las tablas 3.8 a 
3.10, aparentemente son buenas para cada uno de los tres grupos de roca estudiados.  
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Tabla 3-8: Parámetros de la ecuación 3.5 para areniscas consolidadas. 
Variable Valor  Error estándar t-ratio 
a 0.000809399 0.000028452 4% 
b -0.986179237 0.052734457 -5% 
 
Tabla 3-9: Parámetros de la ecuación 3.5 para areniscas poco consolidadas. 
Variable Valor  Error estándar t-ratio 
a 0.000433696 0.000030527 7% 
b -0.587596095 0.053872002 -9% 
 
Tabla 3-10: Parámetros de la ecuación 3.5 para areniscas microfracturadas. 
Variable Valor  Error estándar t-ratio 
a 0.000613657 0.000060031 10% 
b 0.371958564 0.047632038 13% 
 
El comportamiento de las  rocas consolidadas o poco consolidadas (Figura  3-35) que en 
general se observa es una disminución en el nivel de sensibilidad de la permeabilidad por 
efecto de los esfuerzos, en medida que se aumenta el número FZI, o dicho de otra forma, 
cuando se tienen mejores calidades de roca; que puede ser consecuencia de estructuras 
porales cada  vez más amplias; su impacto por reducción en diámetro, no es crítico en 
comparación a las dimensiones de sus gargantas de poro. En contraste a esto, las rocas 
microfracturadas, exhiben un nivel de sensibilidad creciente con el aumento en calidad de 
la roca (FZI); que es congruente con la idea de que esta calidad de roca está fuertemente 
afectada por la densidad de las microfracturas que a su hace más sensible a la roca, por 
efecto de cierre o apertura de estas al variar el esfuerzo efectivo ejercido sobre la roca.  
A continuación se procede a mostrar los estadísticos para cada una de los grupos, que 
muestran en términos cuantitativos, el nivel de confianza para las curvas de ajuste 
planteadas: 
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Tabla 3-11: Parámetros estadísticos del modelo de regresión para el grupo de areniscas 
consolidadas. 
Parámetro estadístico  Valor 
Coefficient of Multiple Determination (R^2)  0.9781 
Sum of Residuals  -1.018E-05 
Average Residual  -8.48E-07 
MMRE 0.16 
Durbin-Watson statistic 1.7094 
 
Tabla 3-12: Parámetros estadísticos del modelo de regresión para el grupo de areniscas poco 
consolidadas. 
Parámetro estadístico  Valor 
Coefficient of Multiple Determination (R^2)  0.7444 
Sum of Residuals  1.69E-05 
Average Residual  4.84E-07 
MMRE 0.50 
Durbin-Watson statistic 1.9173 
 
Tabla 3-13: Parámetros estadísticos del modelo de regresión para el grupo de areniscas 
microfracturadas. 
Parámetro estadístico  Valor 
Coefficient of Multiple Determination (R^2)  0.9034 
Sum of Residuals  -3.11E-05 
Average Residual  -2.83E-06 
MMRE 0.12 
Durbin-Watson statistic 1.5063 
 
La tabla 3-11, 3-12 y 3-13, muestran los parámetros estadísticos determinados para el 
modelo ajustado que expresa la ecuación 3.5. Como se observa del coeficiente de 
determinación múltiple, el ajuste logrado por la curva en los tres casos es bueno; este 
quiere decir que la ecuación 3.5 es capaz de explicar el 74% de la variabilidad de los datos, 
para el caso de las rocas poco consolidadas; y este constituye el caso de menor coeficiente 
entre los tres grupos. Los valores de suma y promedio de los residuales, muestran valores 
bajos; esto se debe al orden de la magnitud de los módulos de permeabilidad, en términos 
de entender mejor el residuo, en la siguiente sección se analiza con más detalle. Para la 
magnitud media del error relativo (MMRE) se muestra un valor bajos (inferiores a 0.5), lo 
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que permite afirmar que el modelo tiene una capacidad buena de predicción. Finalmente 
el estadístico de Durbin Watson muestra valores menores a 2, para los tres casos; el que 
informa acerca de que la distribución del error es homogénea, es decir que el modelo de 
ajuste es bueno. A continuación procedemos a realizar el análisis del residuo, del que se 
permite apreciar el grado de ajuste de la correlación encontrada.  
 
Análisis del residuo:  
A continuación revisaremos los gráficos de análisis de residuos, los que dan noción de la 
validez de la aproximación realizada por la ecuación 3.5.  
De las figuras 3-36, 3-37 y 3-38, muestran el comportamiento del residuo del módulo de 
permeabilidad calculado, para cada una de los tipos de roca definidos; de las figuras se 
observan comportamientos muy estables para los diferentes tipos de roca. En general la 
distribución del error es muy homogénea, centrada en cero y libre de datos anómalos; esto 
permite afirmar que para ninguno de los modelos la regresión presenta sesgos. Finalmente 
el acercamiento de los datos (puntos) a la recta, muestra un comportamiento apropiado de 
la correlación, en términos que logra que el residuo se distribuya homogéneamente y 
cercanos al valor cero. 
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Figura  3-36: Analisis del residuo para areniscas consolidadas. 
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Del análisis estadístico anterior se puede concluir que el modelo representado por la 
ecuación 3.5, ajusta bien para el conjunto de datos en los tres tipos de roca que relacionan 
al módulo de permeabilidad con el índice de zona de flujo (FZI). Esto quiere decir que se 
puede lograr un buen estimativo del módulo de permeabilidad a partir del valor índice de 
zona de flujo, de la roca de estudio, usando la ecuación 3.5. 
Finalmente se puede afirmar que la evidencia experimental mostro que existe relación 
entre las unidades hidráulicas y el módulo de permeabilidad de cada una de estas, en otras 
palabras; cada unidad hidráulica muestra un comportamiento mecánico propio y 
distinguible a las otras unidades hidráulicas.    
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Figura  3-37: Análisis del residuo para areniscas poco consolidadas. 
Figura  3-38: Análisis del residuo para areniscas microfracturadas. 
  
 
4. Capítulo: Propuesta metodológica para la 
determinación del daño por esfuerzos y por 
tasa 
En el capítulo dos de este trabajo observamos el tema de pérdida de productividad 
asociada al cambio en los esfuerzos y la tasa de producción, en un pozo. De este capítulo 
observamos algunos conceptos básicos del análisis del daño por cada uno de las variables 
anteriores, y a su vez determinamos algunos lineamientos necesarios al momento de 
plantarse alguna estrategia de diagnóstico de estos fenómenos (sección 2.4). Básicamente 
observamos que los parámetros: módulo de permeabilidad para el daño por esfuerzos, y 
coeficiente de fricción para el daño por tasa; son determinantes al momento de evaluar su 
efecto sobre la productividad. Entonces la habilidad para diagnosticarlo está determinado 
por la estrategia que se diseñe para obtener estos parámetros.  
En el capítulo tres se plantearon relaciones matemáticas formuladas a través del análisis 
conceptual y estadístico de los resultados experimentales en pruebas diseñados 
específicamente para obtener estos parámetros. Finalmente se plantean una estrategia 
alternativa para la determinación de estos dos parámetros para cada tipo de roca, usando 
el concepto de unidades hidráulicas y la información básica disponible en cualquier pozo.  
En este capítulo procederemos a involucrar estos hallazgos, a una metodología que se 
diseña para la determinación del impacto en productividad de los esfuerzos mecánicos y 
la tasa de producción. La metodología como se verá en este capítulo, hace uso de varios 
planteamientos matemáticos de los que se citaron en el capítulo dos, en el tema de 
esfuerzos, flujo turbulento y daño de formación. Finalmente se pretende brindar desde el 
análisis experimental, una opción alterna en procesos de diagnóstico del daño, en los 
casos en los que no se tenga información; o pensado en procesos de  pre-diagnostico o 
análisis ágil.   
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4.1 Construcción de la metodología 
Para la construcción de la metodología propuesta es necesario comenzar con la definición 
de un diseño conceptual, una estructura o flujo de trabajo y finalmente modelo matemático 
que se propone.  
4.1.1 Diseño conceptual  
El diseño conceptual hace referencia a la determinación de los conceptos a los que hace 
uso la metodología, se determina el procedimiento y la secuencia de actividades y 
finalmente los datos requeridos y entregados para el proceso de evaluación.   
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
       𝑆(𝑞) = (
𝑎𝛾𝑔𝐾
𝜇𝑔𝑟𝑤ℎ
)𝛽𝑞𝑠𝑐  
         𝑆(𝑔) = 𝐾0 [∑
𝑙𝑛 (
𝑟𝑠(𝑖)
𝑟𝑠(𝑖−1)⁄ )
𝐾𝑠𝑞(𝑖)
𝑛
𝑖=1
] − 𝑙𝑛
𝑟𝑠(𝑛)
𝑟𝑤
  
 
 
Figura  4-1: Diseño conceptual de la metodología propuesta. 
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En figura 4-1, se muestra esquemáticamente las consideraciones que se asumen para la 
determinación del efecto de la tasa y los esfuerzos, sobre la productividad. Consideramos 
la formación productora como un sistema compuesto por varios tipos de roca (Typerock) y 
cada uno de estos tipos de roca están definidos por el FZI (índice de zona de flujo); a su 
vez parámetros como el módulo de permeabilidad y coeficiente de fricción, son función de 
tipo de roca (sección 3.2).  
Respecto al efecto del cambio de los esfuerzos; definido el módulo de permeabilidad para 
el pozo como un promedio ponderado por el espesor del tipo de roca;  se asume un sistema 
con un esfuerzo promedio igual al esfuerzo de sobrecarga. Un perfil de esfuerzo efectivo 
calculado a partir de la ecuación 2.9 y finalmente un perfil de permeabilidad en función del 
radio. El cálculo del daño se hace como un proceso discreto en el que conociendo la 
permeabilidad y el diferencial del espesor que está siendo afectada por esta permeabilidad 
daña; se determina el daño por esfuerzos únicamente para este tramo. El daño por 
esfuerzos en el pozo se obtendría como un sumatoria de todos estos diferenciales de daño 
por esfuerzos (la expresión para el cálculo se deduce en el anexo C).   
El aporte al daño por tasa, se calcula con el uso de la ecuaciones formalmente planteada 
para el daño por tasa (ecuación  2.36), y haciendo uso de las correlaciones desarrolladas 
en el trabajo para la determinación del coeficiente de fricción, ajustando valores calculados 
por unidades de flujo. 
Finalmente respecto al modelo conceptual, se nombra que se considera que el daño es un 
fenómeno que se evidencia como la sumatoria de varios factores que aportan en diferentes 
proporciones y cuyo efecto combinado se refleja en la caída de presión adicional e 
involucramos en el concepto de skin total.  Esto quiere decir que siendo un fenómeno 
aditivo, la determinación de parte de sus componentes, da razón, por estricta diferencia 
con el total; de los componentes no medidos, es decir, que si se tienen el valor de daño 
total y logramos cuantificar parte del daño (esfuerzos, tasa y otros speudo-daños), por la 
sola diferencia, podemos tener idea del daño que es potencialmente estimulable por 
intervención química.   
En la siguiente sección procedemos a mostrar el diagrama de flujo que muestra de flujo de 
trabajo de la metodología que se propone; en seguida, en la siguiente sección procedamos 
a mostrar el conjunto de ecuaciones que soporta el método planteado.   
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4.1.1.1 Diagrama de flujo: 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Calculo del escalar: 
 Esfuerzo total 
𝜎𝑇  (4.1) 
 
Calculo del vector:        
Presión de poro 
𝑃?̅? =  (𝑟𝑖 , 𝑃𝑝𝑖)  (4.2) 
 
Calculo del escalar: 
Esfuerzo efectivo inicial 
𝜎0   (4.4) 
Calculo del escalar: 
Modulo de permeabilidad 
del pozo 
𝛾𝑤  (4.6) 
 
Calculo del vector:  
Esfuerzo efectivo 
𝜎?̅? = [(𝑟𝑖 , 𝜎𝑖)]  (4.5) 
 
Calculo del módulo de permeabilidad 
para el pozo 
Calculo del esfuerzo efectivo 
Calculo del vector: 
Modulo de permeabilidad 
?̅? = [(𝐹𝑍𝐼𝑖 , 𝛾𝑖)] (4.3) 
 
Calculo del daño por 
efecto de los esfuerzos 
Calculo del escalar: 
Coeficiente de fricción del 
pozo 
𝛽𝑤 (4.10) 
 
Calculo del daño por efecto 
de la tasa 
Determinación del daño por efecto de los 
esfuerzos y la tasa 
Calculo del vector:  
Coeficiente de fricción 
?̅? = [(ℎ𝑖 , 𝛽𝑖)] (4.9) 
 
Calculo del escalar: 
Coeficiente de flujo  no 
Darcy 
𝐷𝑤 (4.11) 
 
Calculo del vector: 
Permeabilidad de la zona 
afectada por esfuerzos 
𝑘?̅? = [(𝑟𝑖, 𝑘𝑠)] (4.7) 
 
Calculo del escalar: 
Daño por esfuerzos 
𝑆(𝑔)    (4.8) 
Calculo del escalar: 
Daño por tasa 
𝑆(𝑞) (4.12) 
 
Calcular a 
partir de 
(4.29) 
(Anexo D) 
Calculo del escalar: 
Daño mecánico 
𝑆(𝑚) (4.30) 
 
Determinación del daño susceptible a 
ser mejorado por estimulación química 
Calculo del escalar: 
Pseudo-daño total 
𝑆(𝑝𝑠)  (4.13 -4.28) 
 
Si 
No 
Se conoce 
el valor del 
daño total 
𝑆(𝑇) 
 
Figura  4-2: Diagrama de flujo de la metodología propuesta. 
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4.1.1.2 Datos de entrada y salida 
Datos de entrada: De acuerdo al modelo conceptual, el diagrama de flujo de la 
metodología propuesta y bajo los parámetros de mínima información especializa necesaria 
para correr la metodología; a continuación se listan, los datos de entrada y salida; datos 
que son normalmente registrados como parte del proceso de control y caracterización de 
yacimiento-fluidos, que se lleva a cabo en todos los pozos.   
 𝑠𝑣=Gradiente de esfuerzo vertical (psi/ft) 
 𝑠𝐻=Gradiente de esfuerzo horizontal máximo (psi/ft) 
 𝑠ℎ=Gradiente de esfuerzo horizontal mínimo (psi/ft) 
 𝑇𝑉𝐷=Profundidad real de la formación. (ft) 
 𝑃𝑤𝑓=Presión en el fondo del pozo. (psi) 
 𝑞𝑜=Caudal de producción de aceite. (Bbl/d) 
 𝜇𝑜=Viscosidad del aceite. (cp) 
 𝐵𝑜=Factor volumétrico del aceite.  
 𝐾=Permeabilidad estimada para la formación. (mD) 
 ℎ=Espesor de la formación productora. (ft) 
 𝑟𝑤=Radio del pozo. (ft) 
 𝑟𝑒=Radio de drenaje del pozo. (ft) 
 𝐹𝑍𝐼(𝑗)=Índice de zona de flujo para el tipo de roca j. (μm) (modelo petrofísico del 
pozo) 
 𝑃𝑖=Presión original en el yacimiento. (psi) 
 ℎ𝑗=Espesor total del tipo de roca j. (ft)  
 𝐾0=Permeabilidad original (sin efecto del daño). (mD) 
 ∅(𝑗)=Porosidad promedio para el tipo de roca j. (modelo petrofísico del pozo) 
 𝐾(𝑗)=Permeabilidad promedio para el tipo de roca j. (modelo petrofísico del pozo) 
 𝛾𝑔=Gravedad especifica del gas. 
 𝜇𝑔=Viscosidad del gas. 
 𝑞𝑔=Tasa de flujo de gas.  
 𝜃𝑤=Angulo de desviación del pozo. 
 𝐾𝑣=Permeabilidad vertical. (mD) 
 𝐾ℎ=Permeabilidad vertical. (mD)  
 𝐶𝐴=Coeficiente de forma del reservorio.  
96 El Efecto de la tasa de flujo y los esfuerzos en la pérdida de productividad de 
yacimientos petrolíferos 
 
 𝐿𝑝= Profundidad de penetración de los cañones. (ft) 
Datos de salida: Como se ha planteado desde el objetivo de este proyecto, las variables 
de salida son:  
 𝑆(𝑔)=Daño por efecto de los esfuerzos.  
 𝑆(𝑞)=Daño por efecto de la tasa. 
 𝑆(𝑝𝑠)=Pseudo-daño total.  
̵ 𝑆(𝜃)=Pseudo-daño por desviación del pozo. 
̵ 𝑆(𝑃𝐹)=Pseudo-daño por cañoneo. 
̵ 𝑆(𝑝𝑝)=Pseudo-daño por penetración parcial.  
̵ 𝑆(𝐴)=Pseudo-daño por la forma del reservorio. 
 𝑆(𝑚)=Daño mecánico o potencialmente estimulable químicamente. 
 
4.1.2 Diseño matemático 
En esta sección se muestran el conjunto de las ecuaciones usadas en la metodología 
propuesta (todas mantienen la numeración del diagrama de flujo). Las ecuaciones hacen 
referencia a los conceptos estudiados en el capítulo dos y tres. Adicionalmente se agregan 
el sistema de ecuaciones que permiten estimar pseudo-daño para un pozo [59], que a 
pesar de que en general presentan valores bajos; se incluye para eliminar desviaciones  
que puedan incidir en el valor de daño mecánico (Anexo B). El desarrollo de la ecuación 
4.8, usada para el cálculo del daño por esfuerzos se muestra en el anexo C. 
4.1.2.1 Ecuaciones fundamentales de la metodología 
propuesta  
 
I. Calculo del daño por esfuerzos: 
𝜎𝑇 = [
(𝑠𝑣 + 𝑠ℎ + 𝑠𝐻)
3⁄ ] 𝑇𝑉𝐷                                                                             (4.1) 
𝑃𝑝(𝑖) = 𝑃𝑤𝑓 +
141.2𝑞𝑜𝜇𝑜𝐵𝑜
𝐾ℎ
[𝑙𝑛 (
𝑟(𝑖)
𝑟𝑤⁄ )− 0.75 + 𝑆𝑇]                                            (4.2) 
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𝛾(𝑗) = 𝑎(𝐹𝑍𝐼(𝑗))
𝑏                                                                                   (4.3) 
𝜎′0 = 𝜎𝑇 − 𝑃𝑖                                                                                       (4.4) 
𝜎′(𝑖) = 𝜎𝑇 − 𝑃𝑝(𝑖)                                                                                  (4.5) 
𝛾𝑤 =
∑ 𝛾
𝑗
𝑛
𝑗=1 ℎ𝑗
∑ ℎ𝑗
𝑛
𝑗=1
⁄                                                                          (4.6) 
 𝐾𝑠𝑞(𝑖) = 𝐾0𝑒
𝛾𝑤(𝜎′0−𝜎′(𝑖))                                                                   (4.7) 
         𝑆(𝑔) = 𝐾0 [∑
𝑙𝑛(
𝑟𝑠(𝑖)
𝑟𝑠(𝑖−1)⁄ )
𝐾𝑠𝑞(𝑖)
𝑛
𝑖=1 ] − 𝑙𝑛
𝑟𝑠(𝑛)
𝑟𝑤
                                        (4.8) 
 
En el caso de la ecuación 4.3 los parámetros a y b se escogen de las tablas (Tabla 3-8, 
Tabla 3-9 y Tabla 3-10) a partir del tipo de roca del caso de estudio. La demostración de 
la ecuación 4.8 se realiza en el anexo C.   
 
II. Calculo del daño por tasa: 
𝛽(𝑗) = 𝑎(𝑏
∅(𝑗))𝐾(𝑗)
𝑐                                                                                 (4.9) 
𝛽𝑤 =
∑ 𝛽
𝑗
𝑛
𝑗=1 ℎ𝑗
∑ ℎ𝑗
𝑛
𝑗=1
⁄                                                                       (4.10) 
𝐷𝑤 = (
2,22𝑥10−15𝛾𝑔𝐾
𝜇𝑔𝑟𝑤ℎ𝑝
)𝛽𝑤                                                                        (4.11) 
𝑆(𝑞) = 𝐷𝑤𝑞𝑠𝑐                                                                                         (4.12) 
Nota:  
 i= hace referencia a un punto en el espacio entre 𝑟𝑤  (radio del pozo) y 𝑟𝑒 (radio 
de drenaje). 
 j= hace referencia a un tipo de roca, definidos por el modelo petrofísico del pozo. 
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III. Calculo de pseudo-daño [59]: 
 Pseudo-daño por desviación: 
ℎ𝐷 =
ℎ
𝑟𝑤
√
𝐾ℎ
𝐾𝑣
                                                                            (4.13) 
𝜃′ = 𝑎𝑟𝑐𝑡𝑎𝑛 (√
𝐾ℎ
𝐾𝑣
𝑡𝑎𝑛𝜃𝑤 )                                                      (4.14) 
𝑆(𝜃) = −(
𝜃′
41
)
2.06
−(
𝜃′
56
)
1.865
𝑙𝑜𝑔 (
ℎ𝐷
100
)                                      (4.15) 
 
 Pseudo-daño por penetración parcial: 
𝑆(𝑝𝑝) = (
ℎ
ℎ𝑝
− 1) [(
𝐾ℎ
𝐾𝑣
)
0.5
𝑙𝑛 (
ℎ
𝑟𝑤
) − 2]                                       (4.16) 
 
 Pseudo-daño por la forma del reservorio: 
𝑆(𝐴) = 0.5𝑙𝑛 (
31.62
𝐶𝐴
)                                                                  (4.17) 
 
Para 𝐶𝐴 usar Tabla A 1. 
 
 Pseudo-daño por cañoneo: 
𝑆(𝑝𝐹) = 𝑆(𝑉)+𝑆(𝐻)+𝑆(𝑤𝑏)                                                          (4.18) 
 
𝑆(𝐻) = 𝑙𝑛 (
𝑟𝑤
𝑟𝑤𝑒
)                                                                         (4.19) 
 
𝑟𝑤𝑒 = {
1 4⁄ 𝐿𝑝, 𝑠𝑖 𝑒𝑙 𝑎𝑛𝑔𝑢𝑙𝑜 𝑑𝑒 𝑓𝑎𝑠𝑒 = 0
𝛼𝜃(𝑟𝑤 + 𝐿𝑝), 𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑜𝑡𝑟𝑜𝑠 𝑎𝑛𝑔𝑢𝑙𝑜𝑠 𝑑𝑒 𝑓𝑎𝑠𝑒
}                  (4.20) 
 
Para 𝛼𝜃 usar Tabla A 2. 
 
𝑟𝑤𝐷 = 𝑟𝑤(𝐿𝑝+𝑟𝑤)                                                                      (4.21) 
 
𝑆(𝑤𝑏) = 𝐶1𝑒𝑥𝑝(𝐶2+𝑟𝑤𝑏)                                                            (4.22) 
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Para 𝐶1, 𝐶2 usar Tabla A 3. 
𝑟𝑝𝐷 = (
𝑟𝑝
2ℎ𝑝
) (1 + √
𝐾ℎ
𝐾𝑣
)                                             (4.23) 
ℎ𝐷 = (
ℎ𝑝
𝐿𝑝
)√
𝐾ℎ
𝐾𝑣
                                                          (4.24) 
 
𝑎 = 𝑎1𝑙𝑜𝑔(𝑟𝑝𝐷) + +𝑎2                                             (4.25) 
 
𝑏 = 𝑏1𝑟𝑝𝐷 ++𝑎2                                                     (4.26) 
 
Para 𝑎1, 𝑎2, 𝑏1 𝑦 𝑏2, usar Tabla A 4. 
 
𝑆𝑣 = 10
𝑎ℎ𝐷
𝑏−1𝑟𝑝𝐷
𝑏                                                      (4.27) 
 
 Pseudo-daño:  
 
𝑆(𝑝𝑠) = 𝑆(𝑃𝐹)+𝑆(𝑝𝑝)+𝑆(𝐴)+𝑆(𝜃)                                  (4.28) 
 
 
IV. Calculo del daño total: 
 
𝑆𝑇 = 7.082𝑥10
−3 𝐾ℎ(?̅?𝑦−𝑃𝑤𝑓)
𝑞𝑜𝜇𝑜𝐵𝑜
− 𝑙𝑛 (𝑟𝑒 𝑟𝑤⁄ ) + 0.75         (4.29) 
La ecuación 4-29, es la solución de la ecuación de difusividad para un sistema en periodo 
pseudo-estable. Esta se presenta como una opción alterna, para los casos en los que no 
se conozca el valor del daño total en el pozo. Una opción adicional que se plantea es el 
análisis moderno de curvas de declinación (anexo D). 
V. Calculo del daño mecánico (Potencialmente estimulable químicamente): 
 
𝑆(𝑚) = 𝑆(𝑇)−𝑆(𝑔)−𝑆(𝑔)−𝑆(𝑝𝑠)                                   (4.30) 
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4.2 Aplicación de la metodología 
 
A continuación se procede a aplicar la metodología propuesta a dos  pozos en los que 
análisis pasados de pruebas de presión, evidenciaron que tanto la tasa como la variación 
en esfuerzos, impactaban. El primero de los casos es un pozo en donde se diagnosticó un 
daño importante por efecto de flujo turbulento, identificado por la interpretación de una 
prueba multitasa desarrollada en el pozo. El segundo de los casos hace referencia a un 
pozo con un fuerte problema de daño, cuyo análisis realizado por la metodología 
desarrollada por Naranjo et al; evidencio el aporte de los esfuerzos a este. [5]–[7], [60]. 
4.2.1 Caso 1 
4.2.1.1 Características generales  
El primero de los casos constituye un pozo perteneciente a un campo productor de crudo 
volátil, cuya roca corresponde a una cuarzoarenisca. Las características más importantes 
del pozo se muestran en la tabla 4-1:   
Tabla 4-1: Datos generales (Caso 1). 
 
Propiedad  Valor  
Tope del Intervalo productor (TVD - pies) 17823 
Espesor total  (pies) 260 
Espesor Cañoneado  (pies) 179 
Temperatura (°F) 248 
Gravedad API 40.8 
Radio del pozo (pies) 0.354 
Presión Asterisco  (lpc) 6620 
Presión Promedia (lpc)  6508 
Porosidad  (%) 4 
Permeabilidad   (mD) 5.38 
Viscosidad del gas (cp) 0.0212 
Tasa de gas   (MMscfd) 48.9 
Tasa de aceite  (bopd) 4914 
Presión de Rocío  (lpc) 5365.73 
Daño total  18 
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La prueba de presión multirate se llevó a cabo para determinar el skin mecánico con las 
siguientes condiciones: 
 11.2 MMscfd y 1370 bopd @ Pwf=6155 psi  (WHP = 3636 psi) 
 29.8 MMscfd y 3217 bopd @ Pwf=5015 psi  (WHP = 2807 psi) 
 48.9 MMscfd y 4914 bopd @ Pwf=2900 psi  (WHP = 972 psi) 
 
En la figura  4-3 se muestran el registro de la prueba junto con el proceso de interpretación.  
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Figura  4-3: Interpretación de la prueba de presión para el pozo de estudio (Caso 1). 
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De la figura 4-3 se observan en primer lugar el registro de la presión con el tiempo para 
toda la prueba que tuvo una duración de 52 horas aproximadamente.  En seguida el 
proceso de interpretación que inicia con la normalización de las tasas y la aplicación de la 
técnica de superposición en el tiempo, seguido de esto tendremos el grafico de la derivativa 
que permite observar el periodo de flujo infinito, que es finalmente el valor tomado de la 
recta que asegura el mayor ajuste; la que permite obtener el valor del daño.  
Finalmente le grafico del daño se muestra al final, de este se observa que el daño total 
para este pozo es de 18 unidades, cuando se tiene una tasa de gas de 50 MMscfd; 
mientras que cuando se tiene una tasa de 30 MMscfd, el daño total es de 11 unidades. 
Conociendo que el daño total tiene un comportamiento lineal en función de la tasa de flujo,  
observamos que si trazamos una recta que pase por estos puntos, me permite concluir 
que el daño que no depende de la tasa es aproximadamente cero, o dicho de otra forma, 
el daño que existe en este pozo, es únicamente debido al flujo no Darcy o flujo turbulento.      
En seguida procedemos a realizar la evaluación del pozo, aplicando la metodología 
propuesta que incluye el proceso descrito en el diagrama de flujo y que debe entregar al 
final, una distribución del tipo de daño presente en el pozo de análisis.  
 
4.2.1.2 Resultados 
A continuación se muestran los resultados obtenidos a partir de la aplicación de la 
metodología propuesta para el caso de estudio. 
 De la figura 4-4 se observa que en el estrato productor del pozo, se identificaron cuatro 
unidades hidráulicas o tipos de toca (la determinación de las unidades hidráulicas se 
realizó siguiendo la metodología expuesta en el anexo A).  En la tabla 4-2 se muestran los 
valores de módulo de permeabilidad y coeficiente de fricción para cada una de las unidades 
hidráulicas, todos determinados a partir de los datos de FZI y porosidades - 
permeabilidades promedio en cada tipo de roca.  
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Tabla 4-2: Parámetros para las UH (Caso 1). 
UH FZI(μm) Espesor  (ft) γ (1/psi) β (1/ft) 
UH1 3.81 72.4 2.16E-04 6.083E+09 
UH2 6.95 45.3 1.20E-04 2.916E+11 
UH3 10.09 67.9 8.28E-05 1.368E+12 
UH4 16.38 74.6 5.14E-05 1.108E+13 
 
 
 
Finalmente usando las ecuaciones 4.6 y 4.10, hallamos el módulo de permeabilidad 
equivalente para el pozo (𝛾𝑤 = 1.123𝑥10
−4), que ubica al pozo en un nivel de sensibilidad 
a los esfuerzos de acuerdo al criterio planteado en la sección 2.2.6;  y el coeficiente de 
fricción equivalente para el pozo respectivamente (𝛽𝑤 = 1.399𝑥10
10).  A partir de estos 
valores hallamos los siguientes perfiles de esfuerzo efectivo y permeabilidad en 
yacimiento.  
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Figura  4-5: Esfuerzo, Permeabilidad en función al radio (Caso 1). 
 
De la figura 4.5 se observa que la región impactada por los esfuerzos es muy pequeña, 
dado que es alrededor del pozo en donde se centra la mayor caída de presión, es decir 
existe el máximo cambio en esfuerzo efectivo y por tanto se aprecia el cambio alto en 
permeabilidad, pero después de limite (menor a 2 ft), ya los cambios en permeabilidad y 
esfuerzo efectivo son muy bajos.   
A partir de estos valores siguiendo la metodología planteada,  la tabla 4-3 y figura 4-6, se 
resumen los valores hallados en términos de la discriminación del daño para este pozo. 
 
Tabla 4-3: Discretización del daño (Caso 1). 
  Valor  Porcentaje 
Daño total 16 100% 
Daño por esfuerzo 0.65 4% 
Daño por tasa 11.4 71% 
Pseudo-daño 0.2 1% 
Daño mecánico 3.7 23% 
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A partir de los resultado obtenidos con la implementación de la metodología propuesta, se 
puede concluir que para el caso 1, se tiene un pozo con un nivel de daño medio (S=16); 
cuya distribución de daño permitió observar que el aporte al daño por efecto de los 
esfuerzos, pseudo-daños y obstrucciones al flujo (daño mecánico), es casi nulo. Con esto 
se halla que la fuente principal del daño es el daño por tasa. Esto quiere decir, que si se 
requiere mejorar la productividad en este pozo, se deben evaluar opciones enfocadas a la 
reducir las pérdidas por  turbulencia generadas principalmente en la cara del pozo; un 
ejemplo de estas técnicas es ampliar la zona cañoneada, en términos de brindar más área 
de flujo. Una última conclusión sería la de nombrar que este pozo no es un candidato a ser 
estimulado químicamente. 
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Figura  4-6: Discretización del daño (Caso 1). 
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4.2.2 Caso 2 
 
En esta ocasión vamos a tratar un pozo cuyo análisis del daño por efecto de los esfuerzos, 
se llevó a cabo a partir de la interpretación no convencional de una prueba de restauración. 
El procedimiento para la determinación de este daño junto con el módulo de permeabilidad 
lo describen los autores, como un proceso de interpretación que involucra el ajuste de una 
curva de presión en función del tiempo simulada, (cuyo sistema de ecuaciones involucra 
el proceso de deformación en la roca por efecto de la variación de los esfuerzos y el módulo 
de permeabilidad); y la curva real, medida durante la prueba de restauración de la presión 
[6], [54], [60].  
 
4.2.2.1 Características generales  
Este caso constituye un pozo perteneciente a un campo productor de gas condensado 
retrógrado, cuya roca equivale a una cuarzoarenisca que presenta evidencias de 
fracturamiento. Las características más importantes del pozo se muestran en la tabla 4-2:   
Tabla 4-4: Datos generales (Caso 2). 
Propiedad  Valor  
Tope del Intervalo productor (TVD - pies) 13702 
Espesor total  (pies) 503 
Espesor Cañoneado  (pies) 380 
Temperatura (°F) 223 
Gravedad API 44.8 
Radio del pozo (pies) 0.708 
Presión Asterisco  (lpc) 6426.8 
Presión Promedia (lpc)  6375 
Porosidad  (%) 4.4 
Permeabilidad   (mD) 19.6 
Viscosidad del gas (cp) 0.0212 
Tasa de gas   (MMscfd) 12.19 
Tasa de aceite  (bopd) 1907 
Presión de Rocío  (lpc) 5359.53 
Daño total  118 
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 La tabla 4-4 muestra que este es un pozo con un valor de daño bastante alto. A 
continuación observamos las gráficos de ajuste e interpretación logrado por los autores del 
informe en donde se realizó este diagnóstico [61].  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Después de realizados la curva de ajuste, el sistema de ecuaciones del modelo de 
simulación, tiene una única solución, para tal fin, el simulador itera hasta que encuentre el 
conjunto de parámetro, tal que logre representar las misma condiciones de presión real en 
el pozo. En este caso la figura  4-7, muestra el contraste entre la presión real y la presión 
simulada y grado de ajuste que se logra a partir de esta. En la misma figura se observa la 
permeabilidad en función a la presión del yacimiento al encontrar la curva de ajuste; de 
esta grafica se aprecia que evidentemente la permeabilidad y por ende la productividad del 
pozo, está muy afectada por el efecto de los esfuerzos.  
 
Tabla 4-5: Parámetros de ajuste para el método de interpretación no convencional de TP (Caso 2) [61]. 
 
Parámetro  Valor  
Daño total  118 
Daño geomecánico (por esfuerzos) 8.3 
Daño mecánico  109.7 
Módulo de permeabilidad (1/psi) 8.52E-04 
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Figura  4-7: Curva de ajuste y permeabilidad para el método de interpretación no convencional de TP (Caso 2). [61] 
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En la tabla 4-5, se muestran algunos de los parámetros de ajuste para la curva presentada 
en la figura 4-7. Básicamente se nota una dependencia modelada de la productividad para 
el pozo de estudio; esto se refleja en el valor del módulo de permeabilidad; junto con el 
daño por esfuerzos,  8,3, que equivale a un 7% del daño total en el pozo. Se muestra que 
a pesar que la disminución en productividad para este pozo está afectada por la variación 
en los esfuerzos; el aporte más grande  según la agrupación del daño que plantea el autor 
[5], [7]; se debe a efectos que no tienen que ver con la presión directamente.  
4.2.2.1 Resultados 
A continuación se procedemos a mostrar los resultados logrados a partir de la 
implementación de la metodología para el análisis de la productividad del pozo, teniendo 
en cuenta que esta vez se trata de un pozo que evidencia fracturamiento.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Tabla 4-6: Parámetros para las UH (Caso 2). 
UH FZI(μm) Espesor  (ft) γ (1/psi) β (1/ft) 
UH1 1.44 311 7.03E-04 4.77E+11 
UH2 2.29 98 8.35E-04 1.28E+11 
UH3 3.79 94 1.01E-03 1.44E+10 
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Figura  4-8: Determinación de las UH (Caso 2). 
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De la figura 4-8 se observa que en el estrato productor del pozo se identificaron tres 
unidades hidráulicas o tipos de toca (la determinación de las unidades hidráulicas se 
realizó siguiendo la metodología expuesta en el anexo A).  En la tabla 4-6 se muestran los 
valores de módulo de permeabilidad y coeficiente de fricción para cada una de las unidades 
hidráulicas, todos determinados a partir de los datos de FZI y porosidades - 
permeabilidades promedio en cada tipo de roca. De la tabla 4-6, también se observa que 
la unidad hidráulica 3 es la que presenta mayor módulo de permeabilidad, que si se 
contrasta con la relación de porosidad y permeabilidad obtenidas, se puede pensar que  
esto equivale que estas unidades deben exhibir un nivel de fracturamiento superior a las 
otras dos unidades hidráulicas. Eventualmente se observa  que esta misma unidad 
hidráulica, la que presenta menor coeficiente de fricción; aunque aparentemente esta idea 
podría parecer contradictoria al hecho de se pretende que un sistema de fracturas, los 
regímenes de velocidad de flujo tienden a ser superiores que en sistemas homogéneo. 
Debemos recordar que el coeficiente tienen en cuenta solo el aporte de la estructura poral 
es decir, que en espacios más abiertos (poros grandes) existe menos área superficial y el 
fluido interactúa menos con la superficie; en el caso contrario el fluido tiene más contacto 
con las paredes del poro y este contacto genera pérdidas de energía por fricción. Es de 
esta forma que en sistemas más apretados se esperar mayor susceptibilidad al flujo 
turbulento.  
 Finalmente usando las ecuaciones 4.6  y 4.10 (con los parámetros de roca arenisca 
microfracturada), encontramos que el módulo de permeabilidad equivalente para el pozo 
(𝛾𝑤 = 7.855𝑥10
−4), que ubica al pozo en un nivel de sensibilidad medio a los esfuerzos 
de acuerdo al criterio planteado en la sección 2.2.6;  y el coeficiente de fricción equivalente 
para el pozo respectivamente (𝛽𝑤 = 3.224𝑥10
11).  A partir de estos valores hallamos los 
siguientes perfiles de esfuerzo efectivo y permeabilidad en yacimiento.  
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Figura  4-9: Esfuerzo, Permeabilidad en función al radio (Caso 2). 
 
De la figura 4.9 se observa que la región impactada por los esfuerzos es muy pequeña, 
dado que es alrededor del pozo en donde se centra la mayor caída de presión, es decir 
existe el máximo cambio en esfuerzo efectivo y por tanto se aprecia el cambio alto en 
permeabilidad, pero después de limite (menor a 2 ft), ya los cambios en permeabilidad y 
esfuerzo efectivo son muy bajos pero hacen que no se llegue a permeabilidad original del 
pozo.   
A partir de estos valores siguiendo la metodología planteada,  la tabla 4-3 y figura 4-6, se 
resumen los valores hallados en términos de la discriminación del daño para este pozo. 
 
Tabla 4-7: Discretización del daño (Caso 2). 
  Valor  Porcentaje 
Daño total  108.6 100% 
Daño por tasa 23.9 22% 
Daño por esfuerzo 5.04 5% 
Pseudo-daño 0.2 0% 
Daño mecánico 79.46 73% 
 
 
0 50 100 150 200 250 300 350 400 450 500
3000
4000
5000
6000
7000
8000
E
s
fu
e
rz
o
 e
fe
c
ti
v
o
 (
p
s
i)
0 50 100 150 200 250 300 350 400 450 500
0
5
10
15
20
Radio (ft)
P
e
rm
e
a
b
ili
d
a
d
 (
m
D
)
 
 
2 4 6 8 10
0
5
10
15
20
Ko vs Radio
Ki vs Radio
Capítulo 4 111 
 
0
20
40
60
80
100
120
Daño total
Daño
mecánico
Daño por
esfuerzo
Pseudo-daño
Daño por
tasa
 
 
 
 
 
  
 
 
 
 
 
 
 
 
A partir de los resultado obtenidos con la implementación de la metodología propuesta, se 
puede concluir que para el caso 2, se tiene un pozo con un nivel de daño alto (S=109); 
cuya distribución de daño mostro un nivel bajo de aporte de los esfuerzos ( 5%)  y 
moderado por parte de la tasa (22%); al daño total; la fuente principal del daño es el daño 
mecánico, es decir, que la roca de este pozo presenta obstrucción en sus canales de flujo; 
lo que lo hace que el pozo sea un buen candidato para ser estimulado químicamente. 
Adicionalmente se podría sugerir la evaluación de opciones como cañoneos de alta 
penetración, con el ánimo en primer lugar de ampliar la zona de flujo en el pozo y reducir 
las pérdidas por  turbulencia y adicionalmente “baypassear” la zona de mínima 
permeabilidad por efecto de los esfuerzos en la cara del pozo.   
4.3 Discusión de los resultados 
 Finalmente en esta sección abordamos el tema del contraste entre los resultados 
obtenidos con base a la metodología propuesta y el análisis de pruebas de presión. 
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Figura  4-10: Discretización del daño (Caso 2). 
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Tabla 4-8: Contraste de resultados entre los valores de la metodología y los de pruebas de presión 
(Caso 1). 
  De la metodología    De Pruebas de presión 
  Valor  Porcentaje   Valor  Porcentaje 
Daño total  16 100%   18 100% 
Daño por tasa 11.4 71%   18 100% 
Daño por esfuerzo 0.65 4%   N/A N/A 
Pseudo-daño 0.2 1%   N/A N/A 
Daño mecánico 3.7 23%   N/A N/A 
  
 
Tabla 4-9: Contraste de resultados entre los valores de la metodología y los de pruebas de presión 
(Caso 2). 
  De la metodología    De Pruebas de presión 
  Valor  Porcentaje   Valor  Porcentaje 
Daño total  108.6 100%   118 100% 
Daño por tasa 23.9 22%   N/A N/A 
Daño por esfuerzo 5.04 5%   8.3 7% 
Pseudo-daño 0.2 0%   N/A N/A 
Daño mecánico 79.46 73%   110 93% 
Módulo de permeabilidad 7.855E-04 N/A   8.52E-04 N/A 
 
Las tablas 4-8 y 4-9 muestran los resultados obtenidos a parir de cada una de las técnicas 
en los dos casos de estudio. Con base a estos resultados existen dos hechos importantes 
a tener en cuenta. El primero de ellos, hace referencia a que indudablemente la tendencia 
en los resultados es la misma observada para ambas técnicas, es decir que para el primer 
caso, el daño en el pozo es moderado y este se debe básicamente a efectos de flujo no 
Darcy, lo que no lo hace un buen candidato a ser estimulado químicamente; y en segundo 
caso que el nivel de daño es severo y esta debido básicamente a efectos mecánicos o 
procesos de obstrucción en la formación que lo muestran como un buen candidato a ser 
estimulado.  
El segundo hecho importante a notar de las tablas 4-8 y 4-9, hace referencia a la base de 
los cálculos, es decir, que en esencia cada técnica tiene una clasificación del daño 
diferente, con lo que cada conjunto de daños no necesariamente incluye los mismos 
componentes; esto dado que los modelos de predicción citados se enfocan en determinar 
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alguno de los componentes y el resto del daño debido a otros efectos, simplemente se 
carga al daño mecánico. Esto implica que no se tenga una buena base de comparación 
que permita observar de forma detalladla los niveles de desviación; pero aun así podemos 
considerar que son un buen parámetro de chequeo, para saber inicialmente si las 
predicciones realizadas con base a la metodología tienen sentido. Lo que se confirma con 
el hecho que las predicciones arrojan las mismas conclusiones generales.  
Finalmente si analizados los casos en contraste los dos pozos en las figura 4-11; 
observamos de definitivamente el pozo del caso dos cuenta con niveles de daño muy 
superiores en comparación al pozo uno. Es decir que este pozo presenta un problema de 
disminución de productividad más severo. También podemos concluir del análisis conjunto 
que en el pozo uno, el factor que más impacta al daño es la tasa, mientras que para el 
pozo dos, son los efectos de obstrucción al flujo de fluidos o daño mecánico el que genera 
las perdidas en productividad.     
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Con base a estos resultados y observando en contraste los dos pozos, se puede decir que 
el pozo numero dos es un mejor candidato a ser estimulado químicamente; mientras que 
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Figura  4-11: Comparación del daño para los dos caso de análisis. 
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el pozo número uno es necesario observar el conjunto de acciones operativas que permitan 
disminuir la pérdida de productividad por flujo turbulento.  
Finalmente la implementación de  la metodología desarrollada en los dos pozos estudiados 
permitió entender el daño y su distribución; además de identificase la viabilidad de 
realización de algún tipo de estimulación y casos de interés adicional; todo esto tomando 
como información de entrada, datos comúnmente registrados para cualquier pozo.  
 
 
 
 
  
 
5. Conclusiones y recomendaciones 
5.1 Conclusiones 
 
Con base en el trabajo desarrollado en esta tesis, enfocados en el cumplimiento de los 
objetivos, podemos nombrar las siguientes conclusiones: 
 Se desarrolló una metodología numérica alternativa, cuya implementación permitió 
entender el daño y su distribución; además de identificar ágilmente casos 
prioritarios y viabilidad de la realización de estimulación química; todo esto tomando 
como información de entrada, datos comúnmente registrados para cualquier pozo. 
 Del contraste entre los resultados entre la metodología propuesta y los obtenidos 
por análisis de pruebas de presión para dos casos estudiados, se pudo observar 
que ambas mantienen la misma tendencia, es decir que la ponderación de los 
resultados es la misma, a pesar que los valores si muestran diferencia; dado que 
cada técnica usa una clasificación/ponderación del daño diferente. 
 La metodología propuesta tiene una capacidad de predicción buena en términos 
que permite conocer el daño y entender su distribución, con base a información 
disponible en todo pozo; lo que constituye una alternativa nueva de análisis en los 
casos de ausencia de información y/o evaluación rápida para la toma de decisiones; 
totalmente basada en el análisis de resultados experimentales y el manejo de los 
conceptos del fenómeno.  
 El desarrollo experimental permitió establecer a partir de los resultados obtenidos 
en cerca de 19 campos entre las cinco cuencas más productoras de  hidrocarburos 
en Colombia, una correlación para determinar el coeficiente de fricción de una roca,  
de la que se demostró que estadísticamente ajusta y representa muy bien los datos 
de los campos colombianos.  
 El análisis de los  resultados experimentales dieron evidencia de que existe relación 
entre las unidades hidráulicas y el módulo de permeabilidad de cada una de estas, 
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en otras palabras; cada unidad hidráulica muestra un módulo de permeabilidad 
propio y distinguible a las otras unidades hidráulicas; que puede ser pronosticado 
a partir del índice de zona de flujo (FZI) que define cada tipo de roca.    
 Se determinó una correlación conceptual y estadísticamente consistente, entre el 
módulo de permeabilidad y el índice de zona de flujo (FZI), para los tres tipos de 
rocas que exhibieron comportamientos distinguibles entre los campos de estudio.  
 Los resultados experimentales permitieron observar que si bien el problema de 
daño por cambios en el estado de esfuerzos, se considera crítico en sistemas con 
presencia de fracturas; en sistemas matriciales y microfracturados, es un problema 
que puede darse en diferentes niveles, es decir, que puede ser considerado un 
problema crítico, al presentarse altos cambios de parte de la permeabilidad por 
efecto del cambio en esfuerzo efectivo; es el caso de cerca del 60% de los datos 
obtenidos para todos los campos estudiados. 
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5.2 Recomendaciones 
 
En términos de lograr darle continuidad y/o fortalecer esta investigación se plantean las 
siguientes recomendaciones:  
 
 En el tema de daño por efecto de la tasa, se considera que a pesar de encontrarse 
una valor de correlación que ajusta muy bien el comportamiento del coeficiente de 
fricción para el caso de las rocas en los yacimientos colombianos; es necesario 
incluir aspectos como el nivel de saturación de los fluidos; esto dado que los 
planteamientos teóricos hasta el momento, en términos del cálculo del daño efecto 
de la tasa, están desarrollados asumiendo una la presencia de una fase única y 
este hecho indudablemente debe plantear un ajuste a este valor de daño.  
 En el tema del daño por esfuerzos, por disposición de la información se incluyeron 
conceptos que relacionaran el mínimo de información posible; pero a futuro se 
considera que se puede realizar un análisis comparativo entre la información de los 
índices de flujo (FZI) en las unidades hidráulicas analizadas y el valor de las 
propiedades mecánicas dinámicas (hallados por el registro sónico); este contraste 
permitirá afianzar el concepto de que cada unidad hidráulica presenta un 
comportamiento mecánico distinguible a las otras unidades. Además que se puede 
pensar en influir algunas propiedades mecánicas de la roca dentro de la 
correlación, que reduzca los intervalos de confiabilidad entre los resultados.  
 Finalmente se considera que la metodología planteada requiere valores de daño 
total con altos nivel de confiabilidad para que los pronósticos de los valores de daño 
por esfuerzos y por tasa, sean puntualmente más certeros. Por esta razón se 
considera que se puede incluir dentro de esta, otras alternativas que sirven para la 
determinación del daño total en pozo, como lo son el análisis moderno de curvas 
de declinación, que constituye una herramienta subutilizada y que ha tenido un 
avance fuerte en los últimos años, paralelo a los avances en análisis de pruebas 
trancientes de presión.   
 
  
 
A. Anexo A: Unidades hidráulicas 
Geólogos petroleros, e hidrólogos han reconocido desde hace tiempo la necesidad de 
definir  unidades geológicas / ingenieriles, describiendo el yacimiento como contenedores 
de almacenamiento y conductos para el flujo de fluido. Varios autores tienen diferentes 
definiciones de las unidades de hidráulicas, que son resultado del ambiente de depósito y 
el proceso diagenetico. Bear define la unidad hidráulica como el volumen elemental 
representativo de la roca total dentro del cual las propiedades geológicas y petrofísicas del 
volumen de roca son las mismos [1]. Ebanks definen las unidades de flujo como un 
elemento representativo del volumen total de la roca yacimiento, dentro de la cual las 
propiedades geológicas y petrofísicas que afectan el flujo de fluidos son internamente 
consistentes y predeciblemente diferentes de las propiedades de otro volumen de roca 
[62].  
 
A partir de estas definiciones, las unidades de flujo tienen las siguientes características [1], 
[57], [58], [62]–[64]: 
 
6. Una unidad de flujo es un volumen específico del reservorio, controlado por las 
características geológicas y petrofísicas del yacimiento. 
7. Una unidad de flujo es correlativa y mapable en la escala de intervalo. 
8. La zonificación de las unidades de flujo son reconocibles en registros wire-line. 
9. Están  condicionadas por propiedades micro como el tamaño y geometría del poro 
a nivel macro por las estructuras sedimentarias (laminaciones y estratificaciones). 
10. Están gobernadas por procesos deposicionales (que determinan tamaño de grano 
y escogimiento) y diagenéticos (que determinan tipo y cantidad de matriz, grano y 
cemento). 
La  muestra el concepto de unidades hidráulicas, como se aprecia, a pesar de que el 
espesor de roca presentado corresponde a una sola formación, esta contiene diferentes 
calidades, de donde se identificaron cinco unidades hidráulicas diferentes. También se 
120 El Efecto de la tasa de flujo y los esfuerzos en la pérdida de productividad 
de yacimientos petrolíferos 
 
observan algunas propiedades que muestran rangos de permeabilidad, porosidad, 
contenido de arcilla y tamaño de grano, bien diferenciables. Generalmente estas unidades 
hidráulicas ajustan a las facies evidenciadas dentro de la formación.  
 
 
 
 
 
 
 
 Fundamento matemático para la determinación de las unidades hidráulicas:  
Un gran número de investigadores han obtenido correlaciones para relacionar las 
propiedades de la roca, pero Kozeny - Carman han sido generalmente los acreditados con 
las primeras ideas fundamentales relacionadas con la interdependencia entre la porosidad 
y la permeabilidad, cuando introducen su trabajo de investigación, que plantea las bases 
teóricas de la dependencia de la permeabilidad en forma directa, con la estructura del poro 
mediante la expresión mostrada en la ecuación A.1 [57], [58]: 
 
Figura A 5-1: Unidades hidráulicas (modificado de [59]). 
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𝐾 =
∅𝑒
3
(1−∅𝑒)2
(
1
𝐹𝑠𝜏2𝑆𝑔𝑣
2 )                                                           (A.1) 
 
Donde  ∅𝑒 es la porosidad efectiva en fracción del volumen bruto de la roca, 𝐹𝑠 es un factor 
de forma (asumido como 2 para un arreglo circular), 𝜏 es la tortuosidad y 𝑆𝑔𝑣  es el área 
por unidad de volumen de grano. Finalmente ecuación A.1, para términos practicos se 
transforma en: 
 
𝐹𝑍𝐼 =
𝑅𝑄𝐼
∅𝑧
                                                                       (A.2) 
 
Donde  𝐹𝑍𝐼 se define como el indicador de zona flujo (Flow Zone Indicator), 𝑅𝑄𝐼 es el 
índice de calidad de yacimiento (Reservoir Quality Index) y ∅𝑧 es la porosidad del grupo 
normalizada. La definición matematica de cada uno de estas variables se expone a 
continuación: 
  
𝐹𝑍𝐼 = (
1
𝐹𝑠𝜏2𝑆𝑔𝑣
2 )                                                                 (A.3) 
 
𝑅𝑄𝐼 = 0.0314√
𝐾
∅𝑒
                                                                (A.4) 
 
∅𝑧 =
∅𝑒
1−∅𝑒
                                                                              (A.5) 
 
El indicador de zona de flujo (𝐹𝑍𝐼), es un parámetro único, que incorpora atributos 
geológicos y petrofísicos de textura y mineralogía en la discriminación de distintas facies 
en la geometría poral, y a su vez correlaciona las respuestas de las herramientas de 
registro entre pozos corazonados y no corazonados. Cada unidad de flujo conectada 
tendrá un único valor “verdadero” de FZI, sin embargo, los valores de FZI en la práctica se 
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ubicarán alrededor de este valor verdadero, debido a errores experimentales. Más allá de 
los datos obtenidos, cada unidad hidráulica debe distribuirse correspondientemente de 
acuerdo a una distribución normal, con sus correspondientes valores de FZI cercanos al 
“verdadero”. El valor constante FZI puede ser determinado de la intersección con el valor 
de ∅𝑧 = 1 para cada unidad supuesta del modelo, en una gráfica log-log de  𝑅𝑄𝐼 𝑣𝑠 ∅𝑧.  
La metodología para la determinación fue propuesta por Amaefule [57], [58],  e inicia con 
la ubicación en profundidad de los valores de permeabilidad y porosidad medidos en 
laboratorio, calcular los valores de 𝑅𝑄𝐼, ∅𝑧 𝑦 𝐹𝑍𝐼 . Mediante análisis estadístico determinar 
los grupos de mejor correlación interna. Graficar en escala log – log 𝑅𝑄𝐼 𝑣𝑠 ∅𝑧., y para los 
grupos establecidos determinar los valores de FZI  y el nivel dispersión. Si existe un nivel 
alto de dispersión o una baja correlación, se tiene que redefinir los grupos en medida que 
estos presenten menor ajuste.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
 
B. Anexo B: Pseudo–daño 
Como se nombró en la clasificación del daño realizada por King [25], este plantea que el 
pseudo-daño se define como “pérdida de productividad sin obstrucciones visibles, ni 
cambios en la integridad de la roca”. En general se incluyen en este grupo todos aquellos 
fenómenos a nivel de pozo que estén asociados al estado mecánico del pozo y puedan 
generar algún impacto en la productividad del pozo. Algunos autores suele integrar dentro 
de este grupo al daño por tasa o flujo no Darcy. El cálculo de los diferentes mecanismos 
que se consideran pseudo-daño, se logra a partir de diferentes expresiones matemáticas 
planteadas en la literatura [59] y se muestran en la sección ¡Error! No se encuentra el 
origen de la referencia..  
A continuación se muestran el conjunto de parámetros  que son necesarios determinar en 
el proceso del cálculo del factor de pseudo-daño. 
 
Tabla A 1: Coeficiente de forma del reservorio [59] 
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Tabla A 2: Valores 𝜶 [59]. 
 
Tabla A 3: Relación entre ángulo de fase y C1, C2 [59]. 
 
Tabla A 4: Valores de las constantes de pseudo-daño por cañoneo y ángulo de fase [59]. 
 
 
  
 
C. Anexo C: Determinación de la 
ecuación del daño por esfuerzos 
En la sección 4.1.2 se introdujeron varios conceptos y ecuaciones propios de fenómenos 
como daño de formación, daño por tasa, relación permeabilidad y esfuerzo, etc. Dentro de 
estas, la ecuación 4.8 surge como la aplicación del concepto de daño de formación en la 
zona cercana al pozo que se compone de varias zonas de daño con diferentes 
permeabilidades. A continuación se realiza la demostración de esta:  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Generalmente se interpreta el daño como una zona alrededor del pozo con permeabilidad 
Ks y de extensión rs,  y después una zona virgen en donde se tienen las condiciones 
originales del pozo Ke y extensión  re. Es claro que se cumple que Ke > Ks. Se considera 
que la zona de daño el flujo es estable y en la zona original el flujo será pseudo-estable. 
Entonces la solución de la ecuación de difusividad para cada una de las zonas estará dada 
por las ecuaciones A-6 y A-7: 
K 
r 
Zona de 
daño 
Zona sin 
daño 
Ks 
Ke 
rw rs re 
Figura A 5-2: El concepto matematico del daño de formación. 
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Para 𝑟 ≤ 𝑟𝑠: 
∆𝑃𝑠 = (𝑃𝑟𝑠 − 𝑃𝑤𝑓) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑠ℎ
ln(
𝑟𝑠
𝑟𝑤⁄ )                                (A.6) 
 
Para 𝑟𝑠 ≤ 𝑟 < 𝑟𝑒: 
∆𝑃𝑒 = (𝑃𝑒 − 𝑃𝑟𝑠) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑒ℎ
 ln(
𝑟𝑠
𝑟𝑤⁄ ) − 0.5                         (A.7) 
 
Entonces dado que hay continuidad en la presión en toda zona de drenaje del pozo, se 
cumple que 𝑃𝑟𝑠, es la misma para ambas ecuaciones, entonces si evaluamos la caída de 
presión total en la zona de drenaje, estará dada por:  
 
∆𝑃𝑤 = ∆𝑃𝑠 + ∆𝑃𝑒                                                             (A.8) 
  
Es decir que si sumamos la ecuación A-6 y A-7, llegamos a la expresión A-9:   
 
(𝑃𝑒 − 𝑃𝑤𝑓) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑒ℎ
[𝑙𝑛(
𝑟𝑒
𝑟𝑤⁄ ) − 0.5 + 𝑙𝑛(
𝑟𝑒
𝑟𝑠⁄ ) − 𝑙𝑛(
𝑟𝑒
𝑟𝑤⁄ ) +
𝐾𝑒
𝐾𝑠
𝑙𝑛(
𝑟𝑠
𝑟𝑤⁄ )  ]      (A.9) 
 
Esto quiere decir que la expresión A.9 se puede convertir finalmente en:  
 
(𝑃𝑒 − 𝑃𝑤𝑓) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑒ℎ
[𝑙𝑛(
𝑟𝑒
𝑟𝑤⁄ ) − 0.5 + (
𝐾𝑒
𝐾𝑠
− 1) 𝑙𝑛(
𝑟𝑠
𝑟𝑤⁄ )  ]   (A.10) 
 
Si comparamos la ecuación A.10 con la ecuación 2.2, obtendremos que el factor de daño 
se puede definir también como:  
 
𝑆 = (
𝐾𝑒
𝐾𝑠
− 1) 𝑙𝑛
𝑟𝑠
𝑟𝑤
                                                             (A.11) 
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La ecuación A.11 se conoce como la ecuación de Hawkins, y es una de las expresiones 
más usadas para calcular el daño en un pozo.   
Ahora que si pensamos en la permeabilidad de la zona de daño, no como un valor puntual, 
si no como una función que varia con el radio.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Como observamos en la figura A 5-3, en este caso la permeabilidad varia con el radio, 
podemos pensar en zonas de daño de longitud 𝑟𝑠(𝑖) y de permeabilidad 𝐾𝑠(𝑖) ; entonces el 
daño total será la sumatoria de cada uno de estos daños discretos. Entonces  siguiendo el 
mismo análisis anterior, para el caso de la figura A 5-3:  
 
Para zona de daño tendremos 𝑟 ≤ 𝑟𝑠(𝑛): 
∆𝑃𝑠(𝑖) = (𝑃𝑟𝑠(𝑖) − 𝑃𝑟𝑠(𝑖−1)) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑠(𝑖)ℎ
ln (
𝑟𝑠(𝑖)
𝑟𝑤⁄ )                    (A.12) 
 
Para 𝑟𝑠(𝑛) ≤ 𝑟 < 𝑟𝑒: 
∆𝑃𝑒 = (𝑃𝑒 − 𝑃𝑟𝑠(𝑛)) =
141.2𝑞𝛽𝜇
𝐾𝑒ℎ
 ln(
𝑟𝑠
𝑟𝑤⁄ ) − 0.5                           (A.13) 
 
Ks3 
Ks1 
Ks2 
K 
r 
Zona de 
daño 
Zona sin 
daño 
Ke 
r   rs1   rs2   rs3   rs4  rs4 re 
Ks3 
Ks4 
Figura A 5-3: El concepto de daño de formación con más de una permeabilidad en la zona de daño. 
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Entonces siguiendo el mismo análisis anterior tendremos que la caída de presión total en 
la zona de drenaje estará dado por:  
 
 
∆𝑃𝑤 = ∑ ∆𝑃𝑠(𝑖)
𝑛
𝑖=1                                                             (A.14) 
 
Donde 𝑖 = 0 = 𝑤𝑒𝑙𝑙, y para 𝑖 = 𝑛 = 𝑒, es decir la zona original. Entonces de la expresión 
de la caída de presión en la zona de drenaje, notaremos que en este caso el daño estará 
expresado por la ecuación A.15: 
 
 
 
         𝑆𝑡 = 𝐾0 [∑
𝑙𝑛(
𝑟𝑠(𝑖)
𝑟𝑠(𝑖−1)⁄ )
𝐾𝑠(𝑖)
𝑛
𝑖=1 ] − 𝑙𝑛
𝑟𝑠(𝑛)
𝑟𝑤
                         (A.15) 
 
 
Si consideramos que la perdida en permeabilidad es únicamente función del aumento en 
el esfuerzo efectivo, obtendremos la expresión 4.8 que citamos a continuación:  
 
 
 
         𝑆(𝑔) = 𝐾0 [∑
𝑙𝑛(
𝑟𝑠(𝑖)
𝑟𝑠(𝑖−1)⁄ )
𝐾𝑠𝑞(𝑖)
𝑛
𝑖=1 ] − 𝑙𝑛
𝑟𝑠(𝑛)
𝑟𝑤
                       (4.8) 
 
 
En donde  𝑆(𝑔), es el daño generado por el cambio en esfuerzo efectivo, y 𝐾𝑠𝑞(𝑖), es la 
permeabilidad promedio en la zona comprendida entre 𝑟𝑠(𝑖) y 𝑟𝑠(𝑖−1).  
 
  
 
 
D. Anexo D: Análisis moderno de 
curvas de declinación 
En 1944 cuando Arps publicó sus curvas declinatorias [65]. Aunque completamente 
empíricas, propuso una serie de curvas declinatorias (hiperbólica, exponencial y armónica) 
para el análisis de los datos de producción. Debido a la simplicidad y consistencia de este 
acercamiento empírico, las ecuaciones de Arps mantienen su vigencia en la industria para 
el análisis e interpretación de los datos de producción. Las relaciones empíricas de Arps 
pueden ser visualizadas en un gráfico semilog (producción vs. tiempo) donde es posible 
observar las reservas recuperables y las futuras tasas de producción, basado en el límite 
dominada tasa decreciente [66].  
 
En 1973 Fetkovich [67] introdujo el más significativo desarrollo de las curvas declinatorias 
tipo. Este trató de relacionarlas a un modelo de reservorio, encontró una solución analítica 
unificada (declinación exponencial) para un pozo productor a presión de fondo constante 
durante "Boundary-dominated flow conditions". Propuso las curvas tipo que se conocen 
como “Curvas tipo de Fetkicich”  las que proveen un análisis de datos de producción 
durante 'Transient y Boundary-dominated flow conditions", es decir en el periodo donde un 
pozo tiene un comportamiento transitorio y su etapa posterior de declinación normal [67]. 
Uno de los grandes aportes del análisis de Ferkovich, es la posibilidad de obtener 
adicionalmente del valor de reservas, parámetros del pozo como permeabilidad, factor de 
daño y radio de drenaje.  
 
Las curvas de Fetkovich son importantes en la ingeniería de reservorio, sin embargo estas 
tienen limitaciones, la más común de ellas se presenta cuando los datos de producción 
exhiben significativas variaciones de presión ya sea por cierres o restricciones impuestas 
por condiciones operativas. Es por ello que varios estudios posteriores han tratado de 
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superar este tipo de limitaciones y extender la aplicación de estas curvas [66]. En 1986 
Blasingame y Lee [68] permitieron obtener el área de drenaje a partir de datos de 
producción variable. 
 
Analizando las variaciones de caudales y presiones de producción, Mc Cray [69] definió la 
función "equivalent constant pressure time" 𝑡𝑐𝑝, que representa el comportamiento de un 
pozo como si la presión se mantuviera constante a lo largo de su historia de producción 
(ecuación A.6).  
 
𝑁𝑝
∆𝑝(𝑡)
= ∫ [
𝑞(𝑡)
∆𝑝(𝑡)
] 𝑑𝜏
𝑡𝑐𝑝
0
                                                          (A.6) 
 
 
Además Mc Cray propuso graficar dos nuevas funciones sobre las curvas de Fetkovich, 
las funciones propuestas fueron la "integral" y la "derivada de la integral". El objetivo del 
desarrollo de las funciones "integral" (ecuación A.7) y la "derivada de la integral" (ecuación 
A.8) ha sido mejorar el macheo de datos de producción sobre las curvas de Fetkovich/Mc 
Cray. La función integral suaviza los datos iniciales de producción mientras que la derivada 
de la integral da una alta resolución con una tendencia similar a la "Pressure Derivative" 
empleada en well testing [66]. 
 
 
(
𝑞
∆𝑝
)
𝑖
=
1
𝑡̅
∫ [
𝑞(𝑡)
∆𝑝(𝑡)
] 𝑑𝜏
𝑡̅
0
                                                          (A.7) 
 
(
𝑞
∆𝑝
)
𝑖𝑑
= −𝑡
𝑑[(𝑞 ∆𝑝⁄ )𝑖]
𝑑𝑡̅
                                                          (A.8) 
 
La "equivalent constant pressure time" si bien en teoría es exacta, en la práctica muestra 
algunos defectos cuando los datos introducidos al modelo presentan algunos errores. Es 
por ello que en 1993 Palacio y Blasingame [70] desarrollaron una solución general para el 
caso de variaciones de producciones y caídas de presión para un flujo en fase líquida o 
gaseosa en una analogía de producción constante. El uso de una producción constante 
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parece difícil de manejar, pero puede ser adaptada a las curvas tipos de Fetkovich/Mc Cray 
simplemente macheando los datos en b=1 [66].  La Figura A 5-4 muestra un caso típico de 
declinación de un pozo; después de aplicado el método numérico de la derivada y derivada 
de la integral (b), y se ajusta la curva hasta quedar sobre el valor de b=1, de allí se lee 
extraen los datos de macheo y se obtienen los valores de permeabilidad y factor de daño.    
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Para la determinación de la peremabilidad y el daño del pozo, se usan las ecuaciones 
xxx, donde de los parámetros xx hacen referencia  a parámetros de macheo que se leen 
directamente de las curvas tipo de McCray.  
 
𝐾 = [
141.2𝜇𝐵
ℎ
] (𝑙𝑛 (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
) −
3
4
) [
(𝑓 ∆𝑃⁄ )∗
𝑓𝐷𝑑
]
𝑚𝑝
                               (A.9) 
 
𝑆𝑇 = ln(𝑟𝑤) − ln (𝑟𝑤𝑎)                                                         (A.10) 
 
Finalmente en términos de validar el nivel de incertidumbre de los parámetros de 
yacimiento determinados a partir del análisis moderno de la declinación, se han registrado 
varios trabajos en donde haciendo un paralelo con los datos obtenidos por test pressure. 
Uno de los trabajos mas integrales, lo presenta Ebahimi [71], quien realiza un estudio 
comparativo de los parámetros del yacimiento obtenidos  por los diferentes métodos 
Figura A 5-4: Análisis de la declinación por el método de McCray [66]. 
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planteados a partir del trabajo de Fetkovich. El estudio se desarrolló para dos casos, el 
primero es un caso sintético (ideal) de donde se modelo un declinación ideal, y después 
se analizó por los cinco métodos más representativos de análisis de declinación; el 
segundo caso, lo constituye un pozo real, al que recién se le realizo un prueba transiente 
de presión. Los resultados muestran que el mejor ajuste se logra por el método de 
Blasingame [68], donde el error para la permeabilidad y el daño estuvieron por debajo de 
7% y 9.5%, respectivamente. Cabe nombrar que en este estudio no se consideró las curvas 
de McCray, las que se consideran pueden tener un mejor ajuste [66]. 
 
   Metodología de McCray para la determinación del daño:  
Como se observó a lo largo de este estudio, las pruebas de presión constituyen la 
herramienta de diagnóstico del daño más usadas. Ahora que en términos de disponibilidad 
de estas pruebas para todos los pozos de estudio, es muy improbable que se cuente con 
información para todos; de hecho a pesar de ser relativo el  porcentaje de pozos con 
información de pruebas de presión, no es mayor al 50% por lo menos en el caso de los 
campos colombianos [19].  Dada la naturaleza del estudio que se planteó en esta tesis, se 
hizo necesario usar técnicas de análisis para la determinación del daño, alternas para los 
casos en los que no se cuente con la información del pruebas transientes; es de esta forma 
que se plantea la técnica de análisis moderno de curvas de declinación, como una 
estrategia alterna para los casos en los que se cuente con información de pruebas 
transiente de presión, o esta no sea temporalmente representativa. A continuación se 
presenta el algoritmo para la determinación del daño por el método de McCray.  
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Hallar Qi 
Hallar 
𝑞
∆𝑃 
 ,
𝑄
∆𝑃 
  
Hallar 𝑡𝑎𝑑𝑗  
Hallar (
𝑞𝑖𝑟
∆𝑃 
)
∗
 
Figura A 5-5: Metodología para la determinación del daño a partir del análisis de la declinación 
en la producción [69]. 
Input 
t    qo  Pwf 
   __ __ __ 
__ __ __ 
__ __  __ 
Pi 
Cálculos  
𝑄𝑗 = 𝑄𝑗−1 +
𝑞𝑗𝑡𝑗 − 𝑞𝑗−1𝑡𝑗−1
1 −𝑚𝑗
 
Donde: 𝑚𝑗 =
𝑙𝑜𝑔(
𝑞𝑗−1
𝑞𝑗⁄ )
𝑙𝑜𝑔(
𝑡𝑗−1
𝑡𝑗
⁄ )
 
 
(
𝑞
∆𝑃
)
𝑗
=
𝑞𝑗
𝑃𝑖 − 𝑃𝑤𝑓𝑗
 
(
𝑄
∆𝑃
)
𝑗
=
𝑄𝑗
𝑃𝑖 − 𝑃𝑤𝑓𝑗
 
 
𝑡𝑎𝑑𝑗 =
2 [(
𝑄
∆𝑃)𝑗
− (
𝑄
∆𝑃)𝑗−1
]
(
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